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Préface

Géologie du pétrole est plus qu’un livre scientifique parmi d’autres sur le pétrole et les
géosciences. C’est un ouvrage tres complet sur I’exploration des hydrocarbures et plus
particulierement sur ce qui en est la clé: la compréhension des systemes pétroliers.

La géologie est d’abord une science de la nature, elle étudie I’espace et le temps: I’ ob-
servation et I’analyse viennent avant la théorie. Elle évolue en s’enrichissant des travaux
successifs rigoureux, des intuitions créatives, de la recherche et... de remises en cause.
Il s’agit de comprendre et de décrire ce qui depuis des milliards d’années a progressive-
ment construit notre planete. Les sciences, dites de 1’ingénieur, y ajoutent une dimension
qui permet de mettre ces connaissances au service de I’homme et de son développement.

Le géologue explorateur utilise les connaissances acquises — celles de ses prédéces-
seurs et les siennes — mais les talents qui le caractérisent sont son intuition, sa curiosité,
son ouverture a I’approche des autres sciences, sa rigueur et... sa patience. La vie
d’un explorateur est jalonnée d’échecs et de remises en question. Le plus souvent, ses
espoirs, construits apres des années de travaux, sont anéantis en quelques jours, voire
quelques heures, celles ou le verdict du forage est dévoilé: puits sec!..., absence de
réservoir, ou de piege, réservoir peu perméable, gaz inerte... L humilité, la résilience,
la passion lui permettent alors de rebondir pour analyser, comprendre, réinterpréter la
complexité des gisements sur lesquels il travaille.

Cette passion est nourrie par les instants jubilatoires qui sont ceux du géologue pétro-
lier: I’instant ou il comprend qu’une découverte majeure vient d’étre faite. C’est bien
stir la joie de la réussite mais c’est surtout le plaisir et le sens donné a 1’effort de parti-
ciper a une aventure humaine, a la construction de 1’histoire d’une grande entreprise et
aussi peut-€tre a celle de 1’histoire de I’humanité.

Cet ouvrage retrace |’histoire pétroliere récente avec, en parallele, I’évolution des
connaissances scientifiques et de leurs applications a la prospection des hydrocarbures.
La théorie s’efface souvent au profit d’exemples concrets, décrits avec clarté et préci-
sion. C’est en effet la pratique qui a faconné le savoir des deux auteurs, tout au long de
leurs carrieres complémentaires : Francois Baudin, professeur a I’Institut des sciences
de la Terre de Paris (université Pierre-et-Marie-Curie, Paris-VI), vice-président de la
Société géologique de France, et Jean-Jacques Biteau, ingénieur géologue, diplomé de
I’Ecole nationale supérieure de géologie de Nancy, qui a fait une brillante carriére dans
le groupe Total, et dont j’ai pu apprécier le grand professionnalisme a la fois en Angola,
ou il m’a fait partager sa passion pour I’exploration du fameux bloc 17, mais aussi en
tant que dirigeant au sein de la direction Exploration du groupe ou il a occupé les fonc-
tions éminentes de responsable de 1’arbitrage du portefeuille d’exploration.

Le pétrole a été le pilier du développement industriel du XX¢ siecle. Il sera encore
un des éléments majeurs du développement au cours du XXI® siecle, méme si d’autres
énergies complémentaires, en particulier le gaz et les énergies renouvelables, prendront
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plus d’importance au fil des années pour répondre au défi du changement climatique.
Cette histoire est jalonnée de grandes découvertes, fruits des travaux et de la passion des
équipes, mais aussi de la capacité des industries du secteur pétrolier a intégrer, déve-
lopper les techniques et leurs applications, permettant de toujours mieux appréhender
la complexité de la nature.

Le groupe Total, que j’ai I’honneur et le plaisir de diriger, a contribué a cette odyssée

et je veux ici rappeler quelques découvertes clés qui ont marqué son histoire et 1’ histoire
pétroliere et font toujours notre fierté:

les découvertes en Mésopotamie dans les années 1920 par la CFP (Compagnie fran-
caise des pétroles) nouvellement créée en intégrant la Turkish Petroleum Company
qui deviendra I’ Irak Petroleum Company, acte fondateur du groupe Total ;

la découverte de gaz de Saint-Marcet, prés de Saint-Gaudens, en juillet 1939 par la
Régie autonome des pétroles (RAP), ancétre d’Elf puis de Total. Elle fut le résultat
de I’étude et de I’observation de nombreux indices (notamment dans le Béarn) d’ana-
logies géologiques avec d’autres chaines de montagnes ou de premiéres découvertes
avaient été faites (Californie, Irak par exemple). Résultat aussi du développement des
premieres mesures géophysiques et de I’importation du forage rotary ;

la découverte géante de Lacq en 1951, longtemps le plus grand champ de gaz a
forte teneur en hydrogene sulfuré, mis en production en 1957, pari insensé d’équipes
enthousiastes, portées par ’esprit d’entreprendre et de réussir, bravant I’avis de nom-
breux spécialistes internationaux effrayés par le défi technologique a surmonter!;
les découvertes géantes de pétrole de Hassi Messaoud et de gaz de Hassi R’Mel en
Algérie en 1956,

la découverte en 1956 du gisement plus modeste a terre d’Ozouri, proche de I'ile
Mandji au Gabon. Elle ouvre la voie a I’épopée offshore du bassin gabonais, au
milieu des années 1960, démarrant en Afrique une histoire offshore naissante ailleurs
avec la construction de plateformes fixes;

I’aventure offshore s’est ensuite poursuivie en mer du Nord, avec la découverte
de Frigg en 1971. Pour accompagner les avancées technologiques en matiere de
construction de plateformes et navires spécialisés, de forage ou encore d’évacuation
des hydrocarbures, les investissements se sont progressivement chiffrés en milliards
de dollars par opération. Aujourd’hui, 30 % du pétrole est produit en offshore.

En conclusion, j’ai pris plaisir a lire cet ouvrage car il est écrit par des auteurs

passionnés par leur métier, qui savent partager leur savoir en I'inscrivant dans une
histoire portée par une multitude d’acteurs au rang desquels d’illustres scientifiques et
ingénieurs.

Bonne lecture a tous !
Patrick POUYANNE
Président-directeur général de Total
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Avant-propos

Cet ouvrage scientifique est destiné aussi bien aux étudiants de niveau master et aux
éleves ingénieurs en spécialités de géosciences pétrolieres et minieres, de formation
francophone, qu’aux professionnels en cours de carriere ou de reconversion pour leur
remise a niveau technique et méthodologique.

Il a pour objet de rappeler que le pétrole est une denrée fossile et combustible rare, par
nature finie, dont I’exploitation récente a grande échelle est le pilier du développement
industriel du XX° siécle et sera une composante sans doute majeure du XXI° siecle.

Son utilisation durant le XX° siecle a effectivement fondamentalement bouleversé la
société mondiale sur les plans sociaux, économiques, politiques, sociétaux, environne-
mentaux et stratégiques.

Dans ce livre, cette exploitation industrielle et surtout les méthodes associées ne sont
pas traitées, 1’accent est mis en revanche, et ¢’est bien I’objectif essentiel de 1I’ouvrage,
sur la génération des hydrocarbures, sur leur piégeage, sur leur exploration et sur les
méthodes d’évaluation des volumes récupérables a différentes échelles, c’est-a-dire en
fait au niveau de I’objet unitaire ou du bassin pétrolier, du réservoir a la province pétro-
liere et jusqu’au niveau planétaire.

Un bassin pétrolier, appelé parfois province pétroliére surtout par les Anglo-Saxons,
est un bassin sédimentaire réceptacle de roches-meéres, de roches qui sont éventuellement
réservoirs (appelées aussi magasins) et de roches-couvertures, aptes a générer, a expul-
ser par enfouissement et enfin a piéger plus ou moins durablement des hydrocarbures.

Un bassin completement dépourvu d’hydrocarbures, dés lors que la prospection et les
forages pétroliers effectués auront démontré ce constat, sera dénommé bassin stérile.

Pétroles et gaz hydrocarbonés se forment a partir de différents types de matiere orga-
nique liée a la photosynthése et déposée dans des bassins sédimentaires.

La fraction de matiere organique dans les s€diments est appelée kérogeéne.

Les molécules d’hydrocarbures générées, puis soit retenues soit expulsées dans une
certaine proportion, se transforment, se déplacent dans le sous-sol et se piegent dura-
blement ou bien se perdent pour disparaitre définitivement par dégradation naturelle,
c’est-a-dire par lessivage et par action bactérienne.

Cette histoire pétroliere souvent trés longue, parfois aussi trés courte et générale-
ment trés complexe, implique des réactions physico-chimiques (notamment liées a la
pression, a la température...) variées au cours des temps géologiques qui seront abon-
damment discutées et illustrées dans ce qui suit.

Les hydrocarbures qui ont pu migrer sont piégés au terme d’un rendement étonnant
mais réel d’un millionieéme environ par rapport a I’énergie solaire initiale nécessaire a
I’établissement de ce que 1I’on nomme la chaine géopétroliére...

Xl
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Celle-ci sera traitée en détail dans ce qui suit tant au niveau de ses définitions que des
méthodes mises en ceuvre pour I’évaluer.

Les chiffres abondent sur les réserves mondiales de pétrole et de gaz.

Par définition, les réserves correspondent aux ressources économiquement récupé-
rables: pour I'huile et le gaz, les réserves ultimes pourraient atteindre 15000 milliards
de barils équivalent pétrole (incluant les hydrocarbures non conventionnels).

Le poids du gaz est tres important dans ce chiffre (on peut spéculer sur plus de
200 années de production possible au rythme actuel).

Pour I’huile conventionnelle seulement, on estime qu’il reste a trouver entre 200
et 800 milliards de barils par prospection, sachant que 1000 ont été déja produits et
qu’il y a 2000 milliards de barils de réserves et ressources déja découvertes qui sont
encore a exploiter.

I1 faut noter pour comparaison que la production actuelle annuelle mondiale d’huile
est de 35 milliards de barils.

L’exploration des hydrocarbures, dont on saisit bien la rareté au regard de ce ren-
dement énergétique d’un millionieme cité plus haut, se congoit comme une démarche
scientifique organisée autour du concept de systeme pétrolier, référence de toutes les
étapes a intégrer dans la réflexion prospective.

L’exploration pétroliere progresse dans un contexte sans cesse innovant du point
de vue technologique et conceptuel, grice des méthodologies rigoureuses alliées a
quelques étincelles de créativité.

C’est par la méme le résultat d’une discipline et d’une synthese intellectuelle person-
nelle ainsi que nécessairement collective trés structurante.

Le métier du docteur en médecine est celui qui se rapproche le plus de ceux des
géosciences pétrolieres dans leur démarche scientifique mais aussi naturaliste et par
I’analogie entre diagnostic médical et diagnostic pétrolier, qui se déclinent aussi bien
dans les travaux de généralistes que de spécialistes.

C’est en effet suite a4 une accumulation d’expériences successives (ce sont des échecs
le plus souvent, et fort heureusement aussi quelques succes...) qu’on arrive a trouver
puis a extraire cette ressource si précieuse.

En rappelant ce constat explicite, ce livre a pour ambition de tenter de résumer les
fondements de ce que devrait étre I’excellence de 1’école pétroliere francaise.

L’ouvrage ainsi rédigé doit beaucoup a de célebres précurseurs en géosciences, Sou-
vent tres éclectiques dans leurs avancées scientifiques et techniques, tels les Américains
Marion King Hubbert et Arville Irving Levorsen, le Franco-Américain Gérard
Demaison, le Roumain Georghe Macovei, I’ Américain Lesley Magoon, les Francais
Alain Perrodon, Bernard Tissot et Jean Espitalié, I’Américain Peter Vail, et d’autres
moins connus, dont nous ne sommes que les modestes héritiers.

Que ces fondateurs visionnaires (et bien d’autres auteurs, cités en bibliographie)
des concepts et des méthodes en géologie ainsi qu’en géodynamique pétroliéres soient
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Un grand merci est aussi adressé a Patrick Pouyanné (Président-directeur général de
Total) pour en avoir rédigé la préface.

Les auteurs remercient les éditions Dunod pour leur avoir permis de rédiger et de
publier ce livre, notamment les éditeurs Jean-Luc Blanc et Brice Martin pour leurs
relectures et corrections du manuscrit ainsi que pour leur accompagnement constant au
cours de la rédaction qui a duré un an.

Enfin, il faut saluer le dessinateur Alexandre Lethiers, de 1'université Pierre-et-
Marie-Curie, Paris-VI, qui a réalisé une bonne partie des illustrations.
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1)
Histoire de |'utilisation

du pétrole

|ntl’0dUCtIOn ................................................................................................................................... :

Dans ce premier chapitre, il est question d'histoire au sens large et donc d'événements
liés a I'intérét de I'humanité pour les pétroles et pour les gaz.

Nous traiterons aussi de |'évolution des techniques, de leur exploration et de leur extrac-
tion au fur et a mesure de leurs utilisations industrielles, les deux étant intimement
imbriquées.

B Objocis | — .

FIM) depuis quand les hommes utilisent  © ¢ @) L'utilisation du pétrole avant
le pétrole, a quelles époques et dans quelles la révolution industrielle
régions du monde. ) La révolution pétroliere de la
: - . ; : i itié e gj¢

les principales étapes de la révolution @ seconde moitié du XIX® siecle
énergétique liée au pétrole. Les étapes de

— . ) I'industrialisation pétroliere
PEENES les étapes et les progressions
technologiques au cours des siécles.

€D Lutilisation du pétrole
avant la révolution industrielle

1.1 Au cours de la Préhistoire

Les différentes formes de matieres combustibles fossiles (charbons, bitumes, huiles,
gaz) sont connues et employées par I’homme depuis des dizaines de milliers d’années.
Il faut citer tout d’abord les utilisations artisanales des bitumes durant le
Paléolithique, en Syrie, plus de 40000 ans avant notre ére, ot 1’on retrouve des haches
en silex enduites de bitumes.
Du Néolithique, on retiendra principalement :

e 5000 ans avant notre ¢re, I’'usage des bitumes de Mésopotamie pour le calfatage des
embarcations (mise en ceuvre par exemple par la tribu des Ubaids a 1’origine de la
civilisation sumérienne, mentionné dans la Bible avec I’ Arche de Noé ou le berceau
de Moise);
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e laréalisation de torches au moyen de roseaux trempés dans des bitumes, les jointures
de murettes ;
e |’étanchéification des citernes et des conduites d’eau, ainsi que les pavages des rues.

1.2 Pendant I’Antiquité et le Moyen Age
et jusqu’au XVIIIe siecle

Les dénominations naft, en arabe ou persan, neft, en hébreu, nafta, en slave, dans le nom
de certains villages, sont associées a la présence de ces indices pétroliers de surface.

Une autre utilisation des hydrocarbures semi-solides dans I’Egypte antique étaitd’en
enduire les corps des défunts lors de leur momification, tel que cela est décrit dans le
Livre des morts, pour préparer le défunt a sa nouvelle vie.

Le terme arabe mumiya (qui a donné par extension momie) s’ applique aujourd’hui
pour dénommer les bitumes. Ces produits €taient a cette époque importés de la mer
Morte en Palestine ainsi que de Judée.

En Chine, au 1V© siecle de notre ére, des exploitations et extractions étaient prati-
quées a I’aide de tiges constituées de bambous, comme on en trouve aujourd’hui encore
au Bengladesh et en Birmanie, en association avec de sommaires et tres dangereux
systémes artisanaux d’extraction et de distillation.

Au Japon, il est fait mention un peu plus tard, au XI® siecle, d’«huile de terre »
(petroleum au sens littéral) dont 1’'usage courant est ailleurs développé sous forme de
pétrole lampant! apres distillation (comme c¢’est aussi le cas 4 Byzance).

On retrouve également des utilisations médicales nombreuses et diverses, d’autant
plus surprenantes quand on connait les propriétés cancérogenes des pétroles. Citons par
exemple des remedes contre la toux, pour la réparation des fractures osseuses, contre
les troubles digestifs et respiratoires en Mésopotamie. Mentionnons également le net-
toyage des plaies avec des pétroles en Chine 200 ans avant notre ére, que la médecine
musulmane prolongera plus tard pour traiter des affections comme certaines pleurésies
et des cedémes (en onguents).

Un avatar, développé bien postérieurement a la momification égyptienne, consistera
a importer au Moyen f\ge en Europe des fragments ou poudres de momies exhumées,
depuis I'Egypte, pour les utiliser en pharmacopée courante.

Dans la Bible, il est fait mention des produits bitumineux (Genese 14, 10: vallée de
Siddim, puits de bitume ou tomberent les rois de Sodome et Gomorrhe ; Exode 2, 1-3:
Moise, placé dans une corbeille de papyrus enduite de bitume et de poix, sur les eaux
du Nil; Genese 11, 1-4: pays de Schinéar, bitume en guise de ciment des briques de la
tour de Babel).

1. Il s’agit des pétroles utilisés pour I’éclairage (lampes a huile ou lampes a pétrole).
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Les asphaltes étaient aussi employés lors de batailles terrestres ou navales pour
constituer des projectiles enflammés et explosifs connus sous le nom de feux
grégeois (ou feux grecs) lls ont été utilisés par les Croisés, puis surtout par les
Byzantins ainsi que par les Vénitiens.

Ces redoutables combattants de I'Empire romain oriental étaient les seuls a I'époque
a avoir pu mettre au point de savants et secrets mélanges combustibles incluant des
résines de gymnospermes, des oxydes de calcium, du soufre et du salpétre avec des
asphaltes et des pétroles plus liquides.

Les feux grégeois, une sorte de napalm médiéval, faisaient régner la terreur par leur
caractére explosif et incendiaire, permettant de résister avec succes lors des diffé-
rents siéges de Constantinople par les royaumes arabes puis ottomans.

L'invention d'une méthode de projection par siphon rendait de surcroit cet arme-
ment d'une rare efficacité.

Le secret de fabrication de ces feux grégeois est resté bien gardé et s'est d'ail-
leurs perdu depuis la prise de Constantinople (ancienne Byzance) par les Ottomans
en 1453 malgré toutes les tentatives concues pour le percer et les recréer.
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Figure 1.1 - Représentation des feux grégeois (peinture byzantine extraite
de la Chronique de Skylitzés de Madrid, XII® siécle,
Biblioteca Nacional de Madrid).
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Les produits gazeux sont eux aussi connus des la Préhistoire, notamment en Iran ou
en Azerbaidjan. Leur manifestation en combustion spontanée au sol avait conduit des
adorateurs persans de ces feux a fonder le mazdéisme, religion dite de Zoroastre (alias
Zarathoustra) environ 1000 ans avant Jésus-Christ.

Ces phénomenes naturels de combustion des gaz sont également visibles encore actuel-
lement au voisinage de I’agglomération de Bakou, sous forme soit de combustions de gaz
sec émanant d’affleurements devenus des attractions touristiques (figure 1.2), soit méme
d’huiles et de gaz a condensats (fumée bien plus noiratre) a partir de volcans de boue.
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Figure 1.2 — Gaz en combustion a partir d'un chenal fluviatile
dans la région de Bakou (Azerbaidjan). Cliché J.-J. Biteau, 2008.

Les exploitations €taient connues dans cette région aux confins de I’Empire russe des
le XIII¢ siecle comme a pu en témoigner le grand explorateur vénitien Marco Polo lors
de son passage dans la ville de Bakou au bord de la mer Caspienne.

Des émanations permanentes de gaz naturel enflammé seraient aussi a 1’origine de
Chimere, une créature fantastique malfaisante de la mythologie grecque, hybride avec
un corps de lion, une autre téte de cheévre sur le dos du lion et une queue de serpent.

De méme, en Amérique septentrionale et subandine, les Amérindiens (notamment
lors du développement de I’empire des Incas) avaient remarqué la présence d’indices
de pétrole en surface (en piémont andin ou en bordure de cratons) et les utilisaient pour
le calfatage des embarcations ainsi qu’en médecine.

On signale au XVIII® siecle en Europe centrale des exploitations marginales en
Roumanie (bassin du Danube et des Carpathes), en Pologne (Galicie) ainsi qu’en
Alsace, a Pechelbronn, berceau pétrolier francais connu des le Moyen Age, avec des
forages ne dépassant pas 30 metres de profondeur. Des récupérations en carriéres y sont
signalées deés le XVIe siccle.

Les colons du Nouveau Monde ont employé les indices (sources) de pétrole comme
lubrifiant ainsi que pour I’huile des lampes au cours de la célébre conquéte de 1’Ouest.
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La révolution pétroliere de la seconde moitié
du XIXe siecle

2.1 De la lampe a pétrole au moteur a explosion

La recherche pétroliere va s’intensifier dans la seconde partie du XIX° siecle, en léger
décalage avec le pic de I’ere industrielle du charbon.

Le procédé de distillat connu et amélioré pour un passage au stade industriel permet
effectivement de substituer le pétrole lampant aux graisses végétales ou animales (huile
de baleine en particulier) utilisées jusqu’alors. Il est fort probable que d’une certaine
facon ceci a protégé de nombreuses familles de cétacés qui auraient sinon été condam-
nées par la chasse excessive en vigueur a I’époque.

Les kéroseénes obtenus a partir de distillats de charbons ou de charbons de bois vont
vite devenir obsolétes pour I’utilisation en éclairage. En effet, le bien surnommé James
«Paraffin» Young confirme la méthode mise au point entre 1830 et 1834 en Grande-
Bretagne sur des charbons de bois, en utilisant en 1847 de I’huile récupérée d’une mine
de charbon a Riddings. C’est d’ailleurs aux alentours de cette bourgade qu’a la fin de la
Premiere Guerre mondiale sera découvert le premier champ d’huile de Grande-Bretagne
métropolitaine, Hardstoft, a proximité d’un indice pétrolier de surface. James Young
présente ses produits raffinés (pétrole lampant, lubrifiants, et cires pour les bougies)
a la reine Victoria lors de ’exposition de Londres en 1851 et emploie comme pour
le charbon de bois le terme de paraffines et non de kérosénes, nom qui resté jusqu’a
aujourd’hui dans le langage courant au Royaume-Uni.

Apres cette nouvelle technique d’éclairage, une seconde révolution sera I’invention
du moteur a explosion, qui va sonner petit a petit la fin du régne du «tout charbon» dans
la seconde moitié du XIX* siecle.

Dans le méme temps, I’industrie du gaz naturel naissait et se développait. Le premier
réverbére du monde (au gaz de charbon) fut installé a Londres en 1807 et le premier
puits de gaz naturel aux Etats-Unis fut foré en 1821 dans I’Etat de New York par
William Hart, a la suite de I’observation de bulles remontant a la surface de I’eau d’un
ruisseau. La premiere société gaziere connue fut la Fredonia Gas Light, établie en 1858,
et le premier gazoduc fut construit en 1891. D’une longueur de 160 kilometres, il reliait
la ville de Chicago a un réservoir de I’Indiana.

A la méme époque, a Autun en France débute I’exploitation de schistes bitumi-
neux permiens avec des procédés de distillation importés de Grande-Bretagne ou des
Etats-Unis.

C’est alors aux Etats-Unis que, forts du potentiel industriel et commercial de la dis-
tillation, ou raffinage, de pétrole lampant, George Bissell et Jonathan Eveleth créent la
compagnie pétroliere Pennsylvania Rock Oil Company (PROC) en 1855.
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En Roumanie a la méme époque, se substituant aux installations marginales de la
période précédente, la premiere raffinerie est fondée en 1857 a Plioesti. La ville de
Bucarest en profite aussitot pour s’équiper d’un réseau d’éclairage public d’au moins
mille lampadaires, alors que la production de pétrole brut débute de fagon industrielle.

En Pologne, la production démarre en 1853 en Galicie a Bobrba, un territoire vite
baptisé la porte de I’enfer du fait de I’anarchie des exploitations pétrolieres artisanales
et du brigandage acharné. La relation entre les anticlinaux de surface et la présence
d’indices et de gisements d’huile (la théorie anticlinale que les Américains revendi-
queront comme leur invention) y est vite établie et la cartographie de surface ainsi que
les corrélations des forages sont entreprises a grande échelle dans toutes les Carpathes
polonaises et au-dela (figure 1.3).
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Figure 1.3 — Exemple de cartographie de surface en Pologne:
Carta Geologica totus Poloniae, Moldaviae, Transylvaniae, Hungariae et Valachiae,
1806, de Stanistaw Staszic (1755-1826). Conférence « European Oil and Gas History»,
Londres, mars 2016.

Aux Etats-Unis d’Amérique, la PROC est rebaptisée la Seneca Oil (du nom d’une
tribu indienne locale) et recrute comme prospecteur le « Colonel » Edwin Drake, qui est
un employé des chemins de fer.

Le premier puits financé par la nouvelle compagnie est foncé en 1859 jusqu’a
69 pieds et demi de profondeur (soit 23 métres, atteints le 27 aofit de cette année-1a). Il
se trouve en Pennsylvanie a Titusville, au lieu-dit Oil Creek dans un bassin paléozoique
connu aussi pour ses énormes réserves de charbons carboniferes et pour ses suintements
pétroliers de surface.

Ce puits débite 8 a 10 barils de pétrole par jour. Par la suite trois millions de barils
sont produits durant I’année 1862 aux seuls Etats-Unis. Pour mémoire, en 2015, la
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production annuelle mondiale a été de 32,85 milliards de barils, soit 11000 fois plus.
On mesure bien la le chemin parcouru en 150 ans !

En 1854, aprés Abraham Gessner aux Etats-Unis, qui est avec le Britannique James
Young a I'origine du distillat de pétrole lampant, I’ Américain Benjamin Silliman réa-
lise, a partir d’un échantillon de surface collecté par Edwin Drake a Titusville, les
premieres coupes de raffinage pétrolier. Il sépare ainsi des produits lourds de produits
plus légers, permettant ainsi d’aller bien au-dela de la production des pétroles lampants
pour le seul éclairage public ou privé et de produire également des goudrons, des lubri-
fiants, des solvants...

I1 valide ainsi la qualité du brut de Titusville, conduisant au premier forage et au
premier succes pétrolier.

En 1863, John D. Rockefeller crée la premicre raffinerie en Pennsylvanie a
Cleveland.

Sa compagnie nommée la Standard Oil détient le monopole américain du raffinage
en 1895. Cette société, essentiellement de distribution de produits pétroliers éclatera
ensuite en 34 sous-compagnies. Elle sera la mere fondatrice des compagnies « majors »
américaines, Exxon, Mobil et Chevron... Ce sont la trois des compagnies géantes parmi
celles qu’on appellera les sept seeurs dont les dirigeants, réunis pour une partie de chasse
au coq de bruyere en Grande-Bretagne en 1928, s’étaient partagé le monde pétrolier
(Standard Oil of New Jersey, Standard Oil of California, Texaco, Anglo-Persian Oil
Company, Gulf, Mobil et Shell).

A cette époque, c’est bien la présence d’indices pétroliers de surface de toute nature
qui demeure le guide des implantations de forages de facon empirique, ou quasi miniere
si on peut dire, pour caractériser cette ruée vers 1’or noir (figure 1.4).

Figure 1.4 - Derrick aux Etats Unis 2 la fin du XIXe siécle
(Corry — QilCreek, Pennsylvanie). Gravure extraite du journal L'lllustration.
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A Bakou, dans I'Empire russe, la famille Nobel va faire fortune et implanter aussi
des exploitations a grande échelle vers 1870 (premier «derrick fontaine» en 1879;
figure 1.5). Elle fabrique également le premier oléoduc ainsi que le premier navire de

transport au travers de sa filiale appelée Branobel, firme qui sera ensuite nationalisée
en 1920 par I’'URSS.

Figure 1.5 - Région de Bakou au XIX¢ siécle (années 1885-1891).
Gravure extraite du journal L'lllustration.

Il s"agit d'un puits éruptif artésien situé dans la chaine du Caucase, non loin de Bakou,
a Balakhany, ol I'on compte 400 puits de pétrole. Le jet a atteint une fois la hauteur
de 115 meétres. La pluie de pétrole est recueillie dans des canaux puis des fosses, pour
étre ensuite acheminée a Bakou par un pipeline de 8 kilométres.

Du point de vue technique, les forages sont opérés a cette époque avec des machines
fonctionnant au charbon et a la vapeur. On peut observer que Drake n’avait pas congu
d’innovation majeure pour cette technologie du forage confortée a Bakou des 1854 par
les Russes et basée a I’époque sur le mouvement d’un balancier et un foncage par un
trépan attaché au bout d’un cable (sans rotation du trépan).

L’invention de I’ampoule €lectrique en 1879 aurait pu mettre a mal, voire freiner, cet
essor pétrolier qui reste au stade de «cueillette ».

Mais il n’en est rien grace a I’invention du moteur thermique (moteur a explosion),
qui va changer la donne.

2.2 Larévolution du pétrole «carburant »

C’est en effet en 1862 qu’Alphonse Beau de Rochas présente le principe du moteur
thermique, ou moteur a combustion interne, dont un premier prototype est proposé la
méme année par Etienne Lenoir. En 1885, 1’allemand Karl Benz commercialise la
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premiere voiture automobile mise au point par Daimler. C’est le début de la «révolution
mobile », qui entraine une consommation sans cesse accrue de pétrole raffiné aussi bien
sur le continent européen que sur le continent américain. En 1893, la France compte
200 automobiles, et 3000 en 1900... La diffusion est vertigineuse et la Premiere Guerre
mondiale va encore 1’amplifier avec le développement des premiers véhicules militaires
a moteur (notamment les chars d’assaut).

Des lors, les recherches d’hydrocarbures s’accélerent en méme temps que les tech-
niques des géosciences évoluent vers les méthodes et les outils de I’exploration et de la
production modernes.

Deux pdles géographiques industriels majeurs rivalisent alors a la fin du XIX¢ siecle:
e les Etats-Unis avec Rockefeller, qui a privilégié la distribution' a I’extraction, qu’il

a laissée aux prospecteurs trés nombreux et adeptes de cette ruée désordonnée vers

I’or noir;

e I’Empire russe, avec la famille Nobel pour I’extraction et le transport, qui a été
ensuite rejointe par les célebres Rothschild (branche frangaise) qui vont développer
le transport ferroviaire et rivaliser ainsi avec les Nobel.

On peut rappeler que le non moins célebre Joseph Staline, de son véritable nom
Joseph (lossif) Vissarionovitch Djougachvili, aprés avoir été renvoyé du séminaire
ou il suivait ses études de prétre entre 1888 et 1899, travailla quelque temps pour les
Rothschild dans leur raffinerie de Bakou. 1l continuera d’ailleurs plus tard a avoir des
rapports ambigus avec eux du temps de I’Union soviétique et lors de son pouvoir sans
partage.

Au final, trois conglomérats capitalistiques se répartissent le marché pétrolier a
I’aube du XX¢ siecle: I’ Américaine Standard Oil, essentiellement pour le raffinage
(future Mobil qui fusionnera a la fin des années 1990 avec Exxon, I’ex-Standard Oil of
New Jersey), et les compagnies européennes Nobel et Rothschild.

La commercialisation des produits pétroliers de Rothschild sera a 1’origine d’une
association avec la Shell, une compagnie créée en 1892 par Marcus Samuel avec
son emblématique coquille Saint-Jacques (puisqu’il s’agissait au départ d’une firme
d’importation de coquillages d’Extréme-Orient). Elle deviendra par la suite Royal
Dutch-Shell par une fusion anglo-néerlandaise en 1907.

1. Cette situation monopolistique provoquera d’ailleurs son démembrement ultérieur en vertu de la loi
anti-trust en 1911 aprés pratiquement une décennie de procés.
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E) Les étapes de I'industrialisation pétroliére

3.1 Production industrielle
et création des « majors companies»

Alors que la seconde moitié du XIX® siecle avait vu la recherche de pétrole démarrer a
un niveau préindustriel dans des périmétres alors restreints aux Etats-Unis et & I’Europe
centrale et continentale, le XX¢ siecle fut a la fois celui de la diversité des terrains de
chasse, de I’évolution technologique tous azimuts, en surface, en subsurface et bien
évidemment aussi celui d’avancées dans les géosciences.

C’est le début de la révolution du « tout pétrole » : en 1900 le pétrole ne couvrait que
4 % des besoins énergétiques de la planéte, et la moitié était produite en Russie pres de
Bakou (Azerbaidjan actuel).

On passe alors rapidement de la phase de cueillette a celle de la production indus-
trielle sous la houlette de compagnies privées et des différents Etats qui comprennent
trés vite I’aspect stratégique de 1’acces aux ressources pétroliéres.

m Forage rotary

10

Dans le domaine du forage pétrolier se développe la méthode appelée rotary
(cf. chapitre 8) inventée et développée par Howard Hughes Sr en 1909. Elle consiste
a faire tourner un trépan disposé a |'extrémité de tiges mises bout a bout et prend
le relais (en améliorant grandement les performances) de la technique de forage au
cable ou dite de battage, qui devient obsoléte pour les forages pétroliers classiques
dans les années 1930.

. Gréce a la technique rotary, des profondeurs de plus en plus importantes peuvent
étre atteintes. Les durées de sondage et donc les colts associés sont ainsi singulie-
rement réduits pour extraire et exploiter pétroles et gaz.

Aux terrains de chasse américain, russe, polonais, roumain, voire indonésien (sous
I’impulsion de la naissante Royal Dutch et avec 1’appui de la puissance coloniale néer-
landaise implantée a Sumatra et Bornéo) va venir s’ajouter au tout début du XX¢ siecle
la province prolifique du Moyen-Orient.

C’est tout d’abord dans I’Empire perse, ou I’on connait des indices de surface en
grand nombre en particulier sur les grands plis anticlinaux de la chaine du Zagros. Les
recherches démarrent sous I'impulsion de deux aventuriers, William Knox d’Arcy et
George Reynolds, mais ils mettront sept ans a parvenir a la premiere découverte, celle
de Masjid-i-Suleinam. George Reynolds, peu soucieux des ordres de ses bailleurs de
fond, avait d’ailleurs été licencié par ceux-ci, mais il avait déja commencé le forage de
cette découverte avant que la notification lui parvienne. Il fut quand méme renvoyé.
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Un autre évenement va favoriser I’éclosion du «tout pétrole», c’est le passage
en 1911 au pétrole raffiné comme carburant de la marine de guerre britannique (la
Royal Navy, alors dominatrice sur les mers du globe) qui utilisait jusqu’alors le charbon
comme combustible de ses bateaux mus par des moteurs a vapeur. Cette décision sera
une étape décisive. Elle fut prise par le célebre Lord de I’ Amirauté Winston Churchill,
qui avait été nommé a ce poste prestigieux a tout juste 36 ans.

Pour exploiter cette découverte iranienne et obtenir des produits pétroliers de fagon
indépendante, la compagnie Anglo-Persian Oil Company (APOC) est créée en 1913,
avec une prise de participation de 51 % par le Royaume-Uni en 1914 (en échange d’un
accord d’approvisionnement garanti pour la Royal Navy pendant vingt années).

Cette 1nitiative crée une situation oudeux soci€tés anglaises sont présentes et concur-
rentes sur les marchés: la Shell, a capitaux privés comme on a vu plus haut, et cette
APOC, I’ancétre de la British Petroleum, dont la création date de 1954 et qui figure
toujours avec Shell parmi les « majors » actuelles.

Au Royaume-Uni, la découverte du gisement intra-dinantien (Carbonifére) terrestre
de Hardstoft en 1919 sur un anticlinal de surface participera de cet effort d’acces a la
ressource pétroliere, en métropole cette fois et non plus seulement hors des frontiéres
de I’Empire britannique.

L’expansion sans égale du moteur thermique et I'industrialisation automobile, navale
et aérienne, a la faveur notamment de la Premiere Guerre mondiale, comme indiqué
plus haut, vont faire exploser la demande en pétrole si bien d’ailleurs que, en termes
géopolitiques, les cartes des alliances nouées avant le conflit mondial seront ensuite
rebattues au profit des vainqueurs.

Aux Etats-Unis, la ruée vers I’or noir s’est déplacée de la Pennsylvanie, dont les
gisements de faible extension se tarissent rapidement, vers le Texas avec la découverte
en 1901 de Spindletop, grace a un certain Patilo Higgins.

Ce dernier implante le puits de Spindletop sur une légere anomalie topographique
présentant un indice de gaz en surface (bullage). Il lance ainsi la chasse aux structures
évaporitiques : en I’occurrence, ce puits est situé sur le cap-rock (¢’ est-a-dire le sommet,
souvent réservoir — par la présence de breches carbonatées — d’un dome de sel).

A cette époque commence aussi a se répandre 1’ utilisation de la boue comme fluide
pour refroidir 1’outil de forage en rotation (générateur de frottements) et pour faire
remonter les déblais en surface, autre progres technologique tres significatif.

Le puits de Spindletop débite le 10 janvier 1901 au rythme de 100000 barils d’huile
par jour a partir d’un niveau réservoir rencontré a 310 metres. La compagnie Texas
Fuel Company est créée a cette époque (c’est la Texaco); elle fusionnera beaucoup
plus tard, en 2001, avec Chevron, ex-Standard Oil of California, I’une des sociétés
démantelées de I’empire Rockefeller

De 1901 a 1905, on découvre de nouveaux pétroles non seulement au Texas, mais
également en Californie et en Oklahoma...

11
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En Pennsylvanie, les prospecteurs avaient remarqué que les indices pétroliers et les
gisements se situaient souvent au bord des riviéres. lls avaient donc adopté pour
: leurs implantations de forages ce concept de « creekology ».

En fait il s’agissait d'anticlinaux érodés et décapés au niveau du lit des fleuves jusqu'a
des gisements d'huile parfois lourde car biodégradée (cf. chapitres 2 et 5). Les taux
de succés des ouvrages pétroliers atteignaient des valeurs de 80 a 90% pour ce type
de localisation trés prolifique. On pourra noter qu’a proximité du gisement espa-
gnol d'Ayoluengo (cf. chapitre 9) se situent d'anciennes exploitations de bitumes sur
un tel anticlinal décapé par le lit d'une riviere.

Figure 1.6 - Principe de la « creekology».

Au Mexique, en 1908, la catastrophe du puits de Dos Bocas! fait mesurer le caractére
dangereux des explorations pétrolieres quand on en maitrise mal les pressions de fond
(cf. chapitre 3), méme si la couche éruptive ne se trouve qu’a 556 metres dans ce cas
précis.

Dans la méme période, des gisements sont découverts au Venezuela, un pays pétro-
lier américain majeur comme le Mexique, notamment grace a la Shell qui opere sur le
lac de Maracaibo.

Le champ de pétrole lourd de Zuata (dans ce qui est appelé la ceinture bitumineuse
de I’Orénoque) est découvert en 1938.

Le Canada occidental, dans la région d’Edmonton-Calgary, n’est pas en reste dés
1913. 11 en est de méme en Colombie et au Pérou pour I’ Amérique du Sud.

Au Moyen-Orient, I’'impulsion donnée par I'Iran se poursuit dans d’autres pays.
Dans les années 1920, la production pétroliere se développe en Irak sous I’impulsion
a parité des compagnies britanniques, d’un conglomérat de sociétés américaines dont
la Standard Oil of New Jersey et de la Compagnie Francaise des Pétroles (CFP)

1. 11 s’agit de la premiére éruption d’hydrocarbures mortelle de 1'histoire, avec deux mois d’échappe-
ment de gaz et d’huile qui s’enflamment a plus de 500 m au-dessus de I’ouvrage, provoquant notamment
la vitrification du sol.
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nouvellement créée, et ancétre de 1’actuelle major Total. La CFP avait repris la parti-
cipation de la Deutsche Bank déchue de ses droits suite au traité de San Remo en 1920.
Le dernier actionnaire de ce conglomérat opérant en Irak était le célebre Calouste
Gulbenkian (surnommé « Monsieur 5 % »).

Le groupe ainsi formé se nomme I'Iraq Petroleum Company (IPC). En 1927, la
production irakienne de 1I’'IPC part en fleche avec la découverte du fameux champ de
Kirkouk, proche de la province du Kurdistan irakien actuel.

En 1931, une premiere découverte est faite sur I’ile de Bahrein par la compagnie
pétroliere américaine Gulf en association avec la Standard Oil of California: il s’agit
du champ géant d’ Ahwali.

Renforcée par cette découverte, cette méme Standard Oil of California part a 1I’assaut
de I’exploration en Arabie saoudite en 1933 et y fait, sous le nom de Californian Arabian
Standard Oil Company, des découvertes (Damman, Abou Hadriya...) qui seront et sont
toujours a ce jour I’apanage de la société nationale géante Saudi Aramco, qui lui suc-
céda ultérieurement.

A la méme époque, un peu avant la Seconde Guerre mondiale, les premiéres décou-
vertes sont faites au Koweit (avec I’ Anglo-Persian, que nous avons citée plus haut) et
au Qatar (avec une filiale de I'IPC), respectivement a Burgan et a Dukhan.

En parallele, les techniques des géosciences progressent. Le nombre de puits sur le
concept d’anticlinal salifére se multipliant, les géologues de I’'USGS (United States
Geological Survey) commencent a réaliser des cartes géologiques a partir des données
de subsurface, pour piloter cette recherche de structures anticlinales de surface.

C’est a partir de cette époque que la géologie pétroliere comme méthode prédictive
d’exploration commence a se répandre, changeant ainsi les modes opérationnels de
prospection. On passe de la phase de cueillette a I’exploration prédictive.

La théorie anticlinale (encart 1.4) avait été avancée deés 1836 par 1’américain
Samuel Prescott Hildreth.

Cette théorie a été clairement formulée en 1860 par Henry Darwin Rogers, apres le
forage de ses premiers puits. Il avait associé les sources de pétroles et de bitumes a la
présence de flexures anticlinales.

Durant la méme période, les Polonais et d’autres Européens avaient également bien
percu la liaison entre pétrole et structures plissées de surface.

En 1885, Israel Charles White avait confirmé que, pour découvrir la présence
de pétrole, il était nécessaire que soient réunis des ingrédients tels que de la matiére
organique, des réservoirs ou couches magasins (si bien nommées par les pétroliers
francophones) et des piéges anticlinaux: c’est la théorie anticlinale complétée par les
prémices de la notion de systéme pétrolier.

Les hydrocarbures (sauf certains bitumes, les plus denses) étant en général plus légers
que ’eau, ils se déplacent verticalement ou latéralement par contraste de densités par
rapport a |’eau.

13
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C'est en migrant sous |'effet de la poussée d'Archimede que le pétrole et le gaz
s'accumulent dans des couches réservoirs au-dessus de |'eau de gisement; leurs
mouvements (migration) dépendant de la pression capillaire plus ou moins élevée
(pressions d'entrée) des roches encaissantes (faible en réservoir, forte a tres forte
en milieu microgrenu, argileux ou évaporitique) sont freinés et bloqués par des
couches imperméables (les couvertures) qui permettent le piégeage d'accumula-
tions de volume variable dépendant de la taille du réservoir et du piege.

Figure 1.7 — Exemple de piége anticlinal.

Ils migrent vers les points hauts et s’accumulent dans les pieges pétroliers, par le jeu
de la poussée d’Archimede (ce principe de flottabilité et 1’utilisation du pétrole tous
deux connus des I’ Antiquité finissent par se rejoindre dans la recherche et 1’exploitation
industrielle de ce dernier).

Ce principe n’était d’ailleurs pas du tout maftrisé par Drake et ses contemporains,
qui ne contrebalancgaient pas les exces de pression des formations traversées a 1’aide
d’un fluide alourdi (la boue de forage) mais se basaient au contraire sur 1’éruptivité des
hydrocarbures pour rendre visibles leurs succes.

Ils appliquent d’une certaine maniere le désormais moderne concept d’underba-
lanced drilling, permettant de forer et de tester en méme temps, en laissant « venir » les
hydrocarbures : c’est le concept de la respiration du puits (cf. chapitres 3 et 8).

En 1898, Royal Dutch Shell avait créé le premier service géologique d’exploration
centralisé d’une compagnie pétroliere, qui se répand ensuite.

Les initiatives individuelles se perpétuent et, beaucoup plus tard, en 1930, le géologue
indépendant américain Dad Joiner (Columbus Marion Joiner) invente le concept dit
de biseau stratigraphique (cf. chapitre 6 pour plus de détails), en recherchant des sables
crétacés. 1l fait forer la découverte d’East Texas qui s’avérera dépasser les 5 milliards
de barils d’huile récupérables.

Par cette découverte, I’exploration-production américaine quitte temporairement sa
«niche» traditionnelle des anticlinaux saliferes comme Spindletop. Elle y reviendra
bien évidemment plus tard dans le golfe du Mexique, avec le vaste delta du Mississipi
en mer.
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3.2 Techniques d’exploration et méthodes de prospection

Au début du XX¢ siecle, en parallele de la compréhension des processus géologiques
du piégeage des hydrocarbures, la géophysique et les diagraphies (ou logs en anglais)
vont se développer. Il s’agit d’enregistrements de mesures physiques caractéristiques
des roches traversées par les forages et des fluides associés.

Ces techniques permettent d’évaluer le sous-sol, soit avant de faire des forages, soit
ensuite en exploitant leurs résultats.

En Allemagne, Ludger Mintrop met au point le premier essai de source vibratoire
avec une sorte de boule rocheuse, appelée la Mintrop ball, testée le 21 aolit 1908 a
Gottingen. La sphere d’une masse de 4 tonnes est lachée d’une hauteur de 14 metres
pour étudier les effets du séisme artificiel et les ondes générées. Il publie en 1916, 1917
puis 1919 des brevets sur les sources de vibrations sismiques. Mintrop sera I’un des
fondateurs de Seismos en 1921, ancétre de Prakla-Seismos devenue Prakla, englobée
ensuite dans la compagnie géante de services pétroliers Schlumberger. Il exportera sa
technologie jusqu’aux Etats-Unis et au Mexique dans les années 1920 et 1930, avant de
quitter Seismos en 1933 pour se consacrer a I’enseignement universitaire.

En 1912, le frangais Conrad Schlumberger met en ceuvre la technique de la pola-
risation, qui consiste a faire passer un potentiel électrique entre deux bornes placées a
la surface du sol, a faire des mesures physiques et a interpréter entre deux autres bornes
les valeurs de la résistivité €lectrique. Textuellement, en reprenant les écrits de Conrad
Schlumberger: on fait passer, entre deux points A et B a la surface du sol, un courant
d’intensité i et on mesure la différence de potentiel AV qui en résulte par effet ohmique
entre deux autres points M et N du sol. Le mesure de i et de AV permet par une formule
simple de calculer la résistivité du sol, celui-ci étant supposé plan et homogene dans le
«domaine » intéressé par la mesure.

Cette résistivité est directement liée a la conductivité des terrains sous-jacents, celle-
ci dépendant de leur lithologie et des fluides qu’ils contiennent.

A la méme époque, la technique de gravimétrie, fondée sur des mesures effec-
tuées avec une balance de torsion, est appliquée pour la recherche de domes de sel en
Transylvanie.

En 1913, le Canadien Reginald Fessenden invente la sismique réflexion, basée sur
I’existence d’un couple émetteur-récepteur de signaux acoustiques (explosions, vibra-
tions) se propageant dans le sous-sol terrestre (cf. chapitre 3).

A partir de 1923, la géophysique commence a €tre mise en ceuvre a I’échelle indus-
trielle par les compagnies pétrolieres qui utilisent les services de contracteurs un peu
partout dans le monde.

Les fréeres Conrad et Marcel Schlumberger fondent en 1926 la Société de Prospection
Electrique (SPE), ancétre de 1’actuel groupe Schlumberger, qui est aujourd’hui la
plus grande compagnie mondiale de services pétroliers. Une année plus tard, Conrad
Schlumberger invente le premier outil de diagraphie ou logging de puits a Pechelbronn,
en Alsace (cf. chapitre 8).

15



Chapitre 1 ¢ Histoire de I'utilisation du pétrole

16

Balbutiante au début des années 1920, la sismique se répand au niveau industriel, a
partir de 1929. 11 s’agit principalement de la technique dite de réfraction, qui permet
de cartographier des domes de sel et les pieges pétroliers associés. Elle est utilisée en
Allemagne, aux Etats-Unis (Gulf Coast) ainsi qu’en Union soviétique, ou les freres
Schlumberger appliquent leurs techniques de logging poussés par les autorités qui
veulent développer leur industrie pétroliere.

Les freres Schlumberger fondent en 1931 la Compagnie Générale de Géophysique
(CGQG). Aux Etats-Unis, la Geophysical Service inc. (GSI) débute ses activités en 1930.

La méthode tellurique, développée en 1938, permet d’enregistrer les variations de
potentiel électrique entre les extrémités de deux cables paralleles.

La géologie tire parti de ces progrés en géophysique et on assiste a une floraison de
nouveaux concepts : la géologie de subsurface se met en place avec les techniques de
corrélations diagraphiques des formations géologiques auxquelles viennent se joindre
les études lithologiques et micropaléontologiques (pour les datations).

A partir des années 1940, I’approche paléogéographique permet, avec 1’aide des
microfaunes et des descriptions de lithofacies, de reconstituer les paysages géologiques
et de cartographier ce qu’on appelle des tendances (trends en anglais) de lithofaciés, ou
des directions d’extension (trends, en anglais) des réservoirs.

Le role des discordances (unconformities) et des changements de facies (facies
changes) comme éléments de piégeage et de migration des hydrocarbures avait été déja
souligné aux Etats-Unis au milieu des années 1930 (Arville Irving Levorsen, 1934
et 1936).

Entre 1940 et 1953, I’Américain Marion King Hubbert (géologue et physicien
génial et tres éclectique de Shell, puis de I’'USGS) développe la théorie des potentiels
hydrauliques et du mouvement des nappes souterraines (hydrodynamisme), qui est le
fondement de I’hydrogéologie moderne appliquée au pétrole.

Plus tard, ce méme King Hubbert sera a I’origine de la notion de peak oil (pic pétro-
lier en frangais), qui est le moment ou la production mondiale de pétrole culmine avant

de commencer a décliner et qui serait situé au milieu des années 1970 pour les Etats
Unis (cf. chapitre 10).

3.3 Des années 1950 aux années 1970

Du point de vue de I’exploration et de la production pétroliére, la période qui se situe
apres la Seconde Guerre mondiale (qui, a I’instar du premier conflit, a accru les besoins
en hydrocarbures) est non seulement une poursuite de la diversification des terrains de
chasse et de la consolidation des acquis identifi€s mais aussi une période de découverte
de nouveaux géants.

Au Moyen-Orient tout d’abord, les découvertes de gisements gigantesques vont se
succéder a peu pres partout a un rythme effréné durant cette période prolifique. Il faut
citer Ghawar en Arabie saoudite découvert en 1948, réellement délimité en 1955; le
plus grand champ d’huile du monde (280 km de long pour 30 km de large).
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Les ressources prouvées plus probables (c¢f. chapitre 10) de ce champ seraient de
70 milliards de barils d’huile récupérables. Tout juste avant avait été trouvé le géant un
peu plus modeste (toutes proportions gardées) d’ Abqaiq (22 milliards de barils récupé-
rables) €galement en Arabie saoudite.

Dans la zone offshore saoudienne proche de la ville de Dahran, c’est le champ géant
de Safaniya qui est découvert en 1951. Il s’agit du plus grand gisement marin du monde
(50 km par 15 km de large) avec 37 milliards de barils d’huile récupérables et 5 TCF!
de gaz.

Au Koweit, le champ de Burgan (premier champ du monde dans des clastiques a
terre) est trouvé en 1938 et, un peu comme Ghawar, il a fallu attendre jusqu’en 1952
pour que I’on ait une 1dée plus réaliste de sa taille géante. Ala pointe sud de I'Irak, dans
la zone proche du Koweit, le champ géant de Rumaila est a son tour découvert en 1953.

En Iran, c’est le champ géant d’Ahwaz qui est trouvé au cours de la méme période
(il sera mis en production en 1960). En 1962, la Shell associée a Gulbenkian fait des
découvertes au sultanat d’Oman: création de PDO (Petroleum Development of Oman),
compagnie qui demeure toujours dominante dans ce pays de nos jours.

A Abu Dhabi, la création d’ ADCO par I'[PC puis celle d”ADMA conduisent a des
découvertes, celle modeste en 1953 de Murban, puis celle d’Umm Shaif en mer. En
1963, c’est Zakum, un géant d’huile, qui est découvert.

On ne peut passer sous silence la volonté francaise de se doter d’une forte
industrie pétroliére apres la Seconde Guerre mondiale pour obtenir une indépendance
énergétique dont la guerre avait démontré la carence. Cette volonté fait également suite
a la découverte de gaz a Saint-Marcet, pres de Saint-Gaudens le 14 juillet 1939 par la
Régie Autonome des Pétroles (RAP), ancétre d’Elf puis de Total.

C’est pourquoi, aussi bien en France métropolitaine que dans les départements et
territoires francais d’outre-mer, I’exploration se concrétise grace aux nombreuses com-
pagnies fondées a cette époque sur financement de la République francaise (SNPA,
RAP, CEP, SN REPAL...) ainsi qu’a des filiales de compagnies étrangeres (Esso...).

Le résultat est au rendez-vous avec les découvertes géantes de Lacq en 1951, de
Parentis en 1954, de Hassi Messaoud (9 milliards de barils d’huile récupérables dans
des quartzites cambro-ordoviciennes) et de Hassi R’Mel en Algérie en 1956 (85 TCF
de gaz récupérables en niveau triasique).

Le gisement bien plus modeste terrestre d’Ozouri proche de I’ile Mandji, au Gabon,
est découvert également en 1956, dans des formations paléogenes d’argiles silicifiées
et fracturées (huiles de schistes naturelles en quelque sorte).

Cette découverte ouvre la voie a I’épopée offshore du bassin sénonien gabonais au
milieu des années 1960.

1. TCF: trillion cubic feet. 1 TCF =28 Gm?* ou 166 Mbep (millions de barils équivalent pétrole). Le bep
est le synonyme du boe (barrel of oil equivalent).
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Dans le sud-ouest de la France, le gisement de Lacq (cf. chapitre 9) sera avant celui
de North Dome le principal champ faisant 1’objet d’une désulfuration' mise au point
dans les années 1950, avec une premiere production de gaz completement désulfuré
en 1957.

A cette période faste mondiale de 1950-1970, on associe aussi les efforts couronnés
de succes des pays communistes que sont la Chine (premiere production en 1969) et
I’URSS pour développer leurs industries lourdes et de transformation ainsi que les
transports, grace a leurs vastes sous-sols tres riches en hydrocarbures.

En Russie, la région de Bakou, un des berceaux mondiaux au XIX¢ siecle, est long-
temps demeurée la plus prolifique, en tout cas avant la Seconde Guerre mondiale. En
1901, la moitié du pétrole mondial provenait de Bakou. Le relais est ensuite pris par les
zones péri-caspiennes septentrionales puis par la zone Volga-Oural puis par 1’extraor-
dinaire province péri-arctique de Sibérie occidentale avec les grandes découvertes des
années 1960-1980: Urgengoyskoye, Yamburgskoye, Bovanenkovskoye, Astrakhan,
Shtoksmanovskoye (fin des années 1980), pour le gaz, Samotlor (55 milliards de barils
récupérables) pour ’huile.

L’URSS va finir d’ailleurs par dépasser les Etats-Unis en production d’hydrocar-
bures a la fin des années 1970.

En 1968 pourtant, aux Etats-Unis, le champ géant (19 milliards de barils récupé-
rables) de Prudhoe Bay est trouvé a terre en Alaska, en zone péri-arctique.

Un peu apres cette émergence de nouvelles provinces pétrolieres mondiales, les pays
producteurs vont créer un cartel, I’OPEP (Organisation des Pays Exportateurs de
Pétrole) dont le role se révélera trés significatif lors du choc pétrolier de 1974, apres la
guerre du Kippour.

oPep

18

Les cing membres qui fondent 'OPEP, le 14 septembre 1960 a Bagdad, sont par
ordre alphabétique I'Arabie saoudite, I'lrak, I'lran, le Koweit ainsi que le Venezuela.
lls ont été ensuite rejoints par le Qatar en 1961, I'Indonésie en 1962 (qui s'en retire
ensuite en 2008), la Libye en 1962, Abu Dhabi en 1967, qui formera les Emirats
arabes unis en 1971, I'Algérie en 1969, le Nigeria en 1971, I'Equateur en 1973, qui
se retire en 1992 pour revenir en 2007, le Gabon en 1975, qui se retire en 1996, et
I’Angola en 2007.

Le total des membres actuels de 'OPEP est de 14,

Le siege de I'OPEP est (actuellement) situé a Vienne en Autriche.

ssssssssss

Des les années 1960, le développement des technologies de forage en mer permet un
grand redéploiement des activités d’exploration vers la prospection marine, d’ailleurs
en zone un peu plus profonde que la stricte frange cotiere : dans le golfe du Mexique

I. Le sulfure d’hydrogéne (H,S) est un gaz acide contenant du gaz carbonique mais aussi et surtout un
composant létal a tres faibles doses.
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(Louisiane et Texas), en zone orientale du Canada (découverte de Hibernia par Exxon),
au large des cotes africaines, au Gabon par extrapolation des découvertes terrestres
(bassin sénonien), également en Angola, ol sont faites des découvertes au Cabinda et
plus au sud, alors que les exploitations terrestres ont lieu des les années 1950 dans le
Kwanza pres de la capitale, Luanda, enfin au Nigeria, sous I'impulsion de Shell-BP puis
de Shell seule, a terre et en mer avec les découvertes de champs géants dans le delta du
Niger si prolifique du point de vue pétrolier.

En Australie aussi, I’exploration marine s’est développée dans les années 1960-
1970, notamment dans la province du North-West Shelf, qui a vu émerger une singuliere
province a gaz dans les bassins de Carnarvon, Browse et Bonaparte, et aussi au sud-est
de cette fle-continent avec le bassin de Gippsland, terre de prédilection d’Exxon.

En mer du Nord, des découvertes de gé€ants sont faites d’une part aux Pays-Bas,
tout d’abord Groningen a terre en 1959 (120 TCF, soit douze fois le champ de Lacq)
puis d’autres plus modestes en mer, mais aussi en Norveége avec les géants de Frigg
(gaz en 1971), Ekofisk (huile en 1969), Oseberg (huile et gaz en 1979), Troll (gaz
en 1979), et enfin en Grande-Bretagne avec Leman et Indefatigable (gaz en 1966),
Brent' en 1971, mis en production en 1976.

Les noms de Brent et de Statfjord sont devenus les noms de référence de formations
géologiques respectivement du Jurassique moyen et du Jurassique inférieur.

Brent a de plus donné son nom au pétrole de référence de mer du Nord (I’indice mon-
dial de prix Brent considéré pour 60 % des huiles produites mondialement, les autres
indices étant le West Texas Intermediate, le Dubai, aussi appelé Arabian Light, entre
autres...). Le prix du gaz est index¢, quant a lui, sur les marchés du trading, en dol-
lars US par million de BTU (british thermal unit)>.

Il est a noter que le champ de Statfjord mis en production en trois phases (1979,
1982, 1985; 5,2 milliards de barils en place avec un coefficient extraordinaire de
récupération de 70 %) se situe a cheval sur la limite Royaume-Uni/Norvege (85% en

Norvege, 15 % au Royaume-Uni), tout comme Frigg mis en production en 1977 et arrété
en 2004 (6,9 TCF, 61 % en Norvege et 39 % au Royaume-Uni).

Il convient de rappeler que les gisements de nature sédimentologique gravitaire
turbiditique de Frigg et d’Anguille ainsi que de Batanga au Gabon, situés en envi-
ronnement actuel marin peu profond, sont en quelque sorte des précurseurs. Ce sont
effectivement des analogues méconnus, en termes de milieu de dépot, des champs
de la vague ultérieure prolifique d’exploration de ce type de gisement hautement

1. Brent est un nom acronymique constitué des premieres lettres du nom des formations pétroliféres de
Broom (nom du niveau producteur d’Oseberg en Norvége), de Rannoch, d’Etive, Ness et de Tarbert, c6té
écossais.

2. Le british thermal unit (Btu ou BTU) est une unité anglo-saxonne d’énergie définie par la quantité
de chaleur nécessaire pour élever la température d’une livre anglaise d’eau de 1 °F a la pression constante
de 1 atm. Le choix de la température a laquelle le réchauffement se produit méne & des valeurs légérement
différentes (d’environ 0,5 %) du BTU, qui vaut approximativement 1 054-1 060 joules.
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productif et donc économique en tres grands fonds marins dans le golfe du Mexique
et dans le golfe de Guinée.

Pour revenir au Moyen-Orient et plus particulierement au golfe Arabo-persique,
Shell découvre en 1971 au Qatar le gisement offshore de North Dome, qui s’étend pour
partie en [ran, ou il est appelé South Pars. Situé sur une énorme structure anticlinale de
10000 km?, comprise entre la plateforme arabe au sud-ouest et la chaine de montagne
du Zagros au nord-est, 1l s’agit d’'un champ permien (comme Groningen d’ailleurs mais
de facon fortuite, les deux provinces pétroliéres n’ayant strictement rien a voir) qui pos-
sede des ressources récupérables de plus de 1200 TCF de gaz, soit 10 fois Groningen
et 120 fois Lacq.

L’exploitation de ce champ gigantesque a motivé la construction d’une tres vaste
usine de liquéfaction du gaz (complexe de Ras Laffan au Qatar) sur une surface équi-
valente a celle de la ville de Paris. Il a opéré sa premiere livraison de gaz naturel liquéfié
a un méthanier en 1988.

Des années 1970, il faut retenir aussi les nationalisations forcées faites dans bon
nombre de pays du Maghreb (Algérie en 1971, Libye en 1973...) et du Machrek (Irak
en 1973, Arabie saoudite en 1976), imitant ainsi I’Iran qui avait procédé de la sorte dés
1951 (création de NIOC, National Iran Oil Company). Le choc pétrolier de 1973-1974,
ainsi que la position forte de I’OPEP face aux Etats-Unis, restent aussi des étapes tres
significatives de cette période inédite. Les différents chocs pétroliers et les fluctuations
des prix souvent liées a des conflits géopolitiques ou bien a des baisses structurelles de
I’activité économique vont rythmer I’industrie pétroliére, de fagon trés cyclique comme
encore de nos jours.

3.4 Des années 1980 a aujourd’hui

La figure 1.8 illustre sous forme d’une frise historique les principales découvertes
d’huile et de gaz (> 500 Mbep) depuis 1900 jusqu’a nos jours, elle résume ainsi ce qui
vient d’étre relaté en y ajoutant les données plus récentes.

A partir des années 1980, jusqu’a la période actuelle I’émergence de nouvelles pro-
vinces pétrolieres, au Brésil (le pré-sel'... avec Lula (ex-Tupi), Libra...), sur les cotes
d’Afrique de I'Ouest et de I’Est, correspond a la percée de I’offshore profond a ultra-
profond (golfe du Mexique, golfe de Guinée...) qui prend le relais avec des territoires
souvent de plus en plus complexes d’un point de vue géologique (par exemple quand
la présence de séries €vaporitiques — écrans — est avérée) et de plus en plus difficile
d’acces.

Dans les années 2000, le retour vers les terrains de chasse terrestres se fait principa-
lement aux Etats-Unis avec la mise en ceuvre accélérée de la fracturation hydraulique
de réservoirs compacts voire de roches-meres.

1. Pré-sel désigne des séries sédimentaires situées au Brésil comme en Afrique de I’Ouest sous des séries
évaporitiques aptiennes, contenant entre autres du sel.
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Ces techniques, loin d’étre nouvelles mais utilisées massivement, vont créer la révo-
lution des hydrocarbures de roches-meéres (appelés improprement hydrocarbures
de schistes par traduction littérale du mot anglais shale). Les huiles notamment vont
relancer une nouvelle ruée vers 1’or noir et revivifier des pans entiers de I’économie
américaine (la pétrochimie en particulier), voire inverser des tendances importatrices
en exportatrices (pour le gaz notamment).
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Figure 1.8 - Principales découvertes de pétrole et de gaz de 1900 a 2016
(classement par périodes de cing années). Les couleurs correspondent
aux zones géographiques. Document Total.

En hydrocarbures conventionnels, les découvertes marquantes des années 2000
seront aussi situées dans des provinces complétement nouvelles, en I’occurrence celle
de Yoloten au Turkmenistan a terre (le second champ de gaz du monde, rebaptisé
ensuite Galkynish, apres North Dome), celles en mer profonde de Leviathan et de
Tamar (Isra€l) ainsi que la province des champs du delta de la Rovuma au Mozambique
(100 TCF) en situation originale en aval d’un front deltaique (situation appelée en
anglais outboard delta toe).

En huile, au début des années 2000, c’est le bassin précaspien (nord-caspien) qui est
sous les feux de la rampe, avec la découverte du champ géant d’huile acide contenant
un taux d’hydrogene sulfuré significatif (tres corrosif pour les installations pétrolieres)
de Kashagan puis de ses divers satellites dont la premiére phase de production a com-
mencé en 2016. Le champ de Tenguiz avait été découvert auparavant par Chevron dans
cette zone et dans ce méme type de réservoir carbonaté.
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3.5 L'avancée des géosciences pétroliéres

Récemment les progres les plus tangibles ont été réalisés au niveau des bases de don-
nées et de connaissances, de leur traitement informatique, de la puissance de calcul
associée en utilisant des ordinateurs de plus en plus sophistiqués (HPC, ou high powe-
red calculator), mais aussi au niveau hygiéne, sécurité, environnement (HSE).

Dans les années 1950, la sismique réflexion s’était singulierement améliorée grace
aux progres de 1’électronique, rendant possibles des enregistrements numériques, et de
I’informatique permettant de traiter en masse de plus en plus de données de terrain avec
une puissance de calcul accrue.

Les sources d’ondes sismiques se sont diversifi€ées dans les années 1960 avec I'in-
vention par Conoco du procédé Vibroseis et avec 1’arrivée de camions vibrateurs,
munis d’une plaque appliquée sur le sol transmettant des vibrations a la demande
(cf. chapitre 8). Cette nouvelle méthode permet de s’affranchir des explosifs enterrés
(notamment la dynamite), traditionnellement utilisés jusqu’alors.

En sismique marine, dans les années 1970-1980, dans le cadre de I’effort d’investi-
gation des zones nouvelles citées plus haut, I’amélioration des sources, en particulier
I’avénement des canons a air, amene aussi des progres dans la résolution et I’imagerie
sismique.

Du c6té des études de laboratoire, a partir de 1950 des méthodes sont mises au point
et passées au stade industriel. On peut citer en particulier:

e le pyrolyseur Rock-Eval pour la géochimie organique quantitative (Fina et IFP),
concu dans les années 1970, permet d’évaluer le potentiel pétroligene des roches-
meres (cf. chapitre 8);

¢ les méthodes d’études des extraits pétroliers en géochimie organique permettent de
relier I’hydrocarbure a sa roche-mere. On parle alors de filiation entre roche-mére et
huile en compléments d’études isotopiques (cf. chapitre 5);

e la thermodynamique (PVT: pression-volume-température) (cf. chapitre 3);

¢ la radiométrie et toutes les méthodes de géochimie minérale: la diffraction X, qui
permet a partir de 1’étude des rayons X d’accéder aux minéralogies des argiles en
particulier, les études d’inclusions fluides pour dater par exemple les circulations de
fluides dans un bassin sédimentaire, les analyses de traces de fission (pour dater des
phases de remontée structurale), les études d’isotopie (comparaison des rapports
entre différents isotopes qui permettent par exemple de faire des études de chronolo-
gie des ciments des réservoirs...);

e les études de carottes (échantillons pétrographiques, scanners du type médical);

¢ la modélisation expérimentale, puis analogique, de la maturation des roches-meres
(la cuisson!), initiant les méthodes de modélisations de bassin. ..

La sismique réflexion prend désormais une part prépondérante dans les géosciences
pétrolieres, avec un pouvoir de définition de plus en plus précis. Cette amélioration de la
résolution a permis a cette technique géophysique de largement dépasser son utilisation
initiale d’outil de définition structurale des pieges pétroliers. Grace a I’exploitation des
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amplitudes et des fréquences des ondes sismiques, elle peut méme parfois donner acces
a I'interprétation de la présence d’hydrocarbures dans le sous-sol, au travers de modifi-
cations de la réponse sismique par rapport aux réservoirs imprégnés d’eau.

Elle permet aussi d’interpréter le contenu lithologique des niveaux réservoirs et cou-
vertures en se servant des réponses en amplitudes sismiques calées par des forages, et
de décrire les géométries internes des corps sédimentaires.

Les progres de la géologie pétrolicre sont également associés a ceux de la tectonique
des plaques (Xavier le Pichon) et de la sédimentologie: en particulier les concepts et
les nomenclatures de dépdts turbiditiques, la stratigraphie séquentielle et sismique, la
charte des évenements eustatiques mondiaux (fluctuations du niveau marin). Ces pro-
gres sont dus a 'impulsion principale de Peter Vail dans les années 1970-1980 aux
Etats-Unis, suivi par Bilal Haq puis par Henry Posamentier.

Dans les années 1980, le francais Alain Perrodon, de la compagnie nationale EIf
Erap puis Elf Aquitaine, ainsi que 1’ Américain, né et resté longtemps francais, Gérard
Demaison (devenu le spécialiste en systemes générateurs de la compagnie Chevron)
ont introduit le concept de generative basin ainsi que celui de systéme pétrolier, ou
petroleum system.

Ils ont tiré avantage de tous les progres concomitants de la géochimie organique et
de la connaissance de la cinétique des réactions conduisant a la cuisson des kérogenes
et a la formation des hydrocarbures, développés par I’école de géochimie organique
francaise (Institut Francais du Pétrole), sous I’'impulsion de Bernard Tissot, Bernard
Durand, Jean Espitalié, Max Bordenave, Jacques Connan parmi d’autres.

C’est a cette époque aussi que, suite aux travaux variés sur de nombreux sujets de
géologie pétroliere de Marion King Hubbert, apparaissent les notions de rétention
des hydrocarbures intra-roche-mere (de I’ordre de 20 a 30 % du stock d’hydrocarbures
générés) en milieu nanodarcéen (extrémement peu perméable), prélude ignoré de la
révolution des hydrocarbures de roches-meres.

La trilogie trés rigide roche-meére, réservoir (magasin) et couverture disparait pour
se fondre en un vaste ensemble unique mais fluctuant de roches hétérogenes, le terme
magasin pouvant s’appliquer du reste aux trois composantes, seule I’importance des
flux pétroliers en étant la variable.

Le travail de I’exploitant de ces hydrocarbures de roches-meres peut se résumer alors
a tenter de connecter des porosités avérées et issues de la transformation des kérogenes
en hydrocarbures en leur créant une perméabilité secondaire notamment par la fractu-
ration hydraulique.

Celle-ci consiste a injecter de I’eau ainsi que ce qu’on appelle des proppants, qui sont
des agents de soutenement des fractures ainsi créées, en appliquant des criteres poussés
en géomécanique et en sismique passive pour piloter les épisodes d’injection.

[’extraordinaire développement de ces techniques en Amérique du Nord a permis un
sursaut inattendu de la production américaine de liquides hydrocarbonés qui a dépassé
celle de 1’ Arabie saoudite, remettant pour partie en cause et en valeur absolue sans
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distinction de pétroles conventionnels et non conventionnels la notion de peak oil de
King Hubbert évoquée plus haut.

Sur 12 millions de barils de brut produits par jour aux Etats-Unis en 2015, pres de la
moitié proviennent des tight oils (hydrocarbures de roches-meres).

Pour comparaison, en 2015, la production mondiale se situait a 95 millions de barils
par jour, soit presque 1 100 barils par seconde !

De facto également, la notion de pic pétrolier a été remise en question par le déca-
lage de la décroissance de I’offre mais aussi par une diminution de la prévision de
demande du fait des économies d’énergie (transport, isolation thermique, énergies dites
renouvelables...). On peut aussi observer que les mécanismes de régulation se sont
graduellement modifiés, le poids de I’OPEP se diluant au profit des investissements
cycliques sur les hydrocarbures de roches-meres notamment en Amérique du Nord.

Dans les années 1990, ce sont aussi les huiles trés lourdes des ceintures bitumineuses
des cratons américains (Faja de Oro au Venezuela, Athabasca au Canada...) qui font
I’objet d’exploitations industrielles massives, de caractére minier ou non, consistant a
transformer les bruts tres lourds en produits plus légers griace a des raffineries mettant
en ceuvre des procédés coliteux en eau et en énergie, reproches souvent faits en termes
environnementaux a ces techniques d’extraction.

Depuis les années 1970, le développement spectaculaire de modeles mathématiques
et physiques a pu ouvrir la voie a la simulation dynamique du comportement des pieges
pétroliers pour:

e mieux modéliser les écoulements d”hydrocarbures et d’eau ;

e donc pour mieux exploiter les gisements découverts ;

e prédire en exploration I’efficacité du remplissage en hydrocarbures des objets
forables (appelés prospects);

e simuler de fagon analogique le comportement pétrolier des bassins ou des objets
sédimentaires.

Enfin il faut souligner en parallele les progres du forage pétrolier depuis la fin des
années 1980 en maticre :

e de trajectoire horizontale, de slim hole (forage a diametre réduit), de puits multi-
drains, de forage directionnel ou geosteering (pilotage du puits par 1’observation des
formations lithologiques rencontrées : déblais et diagraphies instantanées);

e de fracturation induite pour les tests de production (frac en anglais), utilisée pour
générer des connectivités dans certaines couches compactes et peu productives
comme les hydrocarbures de schistes ou de roches-meres, comme indiqué ci-dessus;

e d’automatisation, notamment par 1’utilisation de moteurs électriques alimentés par
des générateurs fonctionnant au diesel (autonomie du site oblige);

e d’underbalanced drilling également utilisé pour des réservoirs non conventionnels
de type tight gas ou tight oils (cf. chapitre 8).
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Propriétés physiques

et chimiques
des pétroles

|ntr0duction ................................................................................................................................... ;

Apres avoir défini ce que sont les pétroles, ce chapitre traite essentiellement des proprié-
tés physiques, de la nature et de la composition chimique des gaz et des huiles. L'origine,
les voies de formation et les processus d'accumulation de ces différents produits pétroliers
sont détaillés dans le chapitre 5.

B Objoctis  |— .

les différentes formes ¢ i ) Définitions des pétroles
des hydrocarbures, celles des gaz, . B Nature, composition
des gaz associés et des gaz et classification des gaz naturels
non hydrocarbonés. Nature et origine des gaz
les classifications des pétroles non hydrocarbonés
bruts et des gaz au sens des productions ) Les hydrates de gaz

commercialisables ainsi que

o o ) Nature, composition chimique
leurs compositions chimiques.

et classification des huiles brutes
[ Formes solides des pétroles

€) Le cas particulier des charbons

€D Définitions des pétroles

Comme nous I’avons vu dans le chapitre précédent, c’est a la période de 1" Antiquité que
nous devons les appellations courantes de pétrole, de naphte, d’ asphalte et de bitume.
Le langage professionnel de 1’industrie pétroliere désigne le produit de départ sous
le nom de pétrole brut, et plus souvent de brut tout court, ou encore d’huile (respecti-
vement crude et oil en anglais).
Ces termes correspondent donc a un vocabulaire usuel mais recouvrent, pour le
scientifique, des produits assez différents.
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Ainsi il n’y a pas un pétrole mais plutdt des pétroles, d’autant plus qu’il faut ajouter
les formes gazeuses des hydrocarbures a celles mentionnées ci-dessus, qui désignent
plutot les formes liquides ou solides.

Une définition étendue du terme pétrole pourrait étre : « produit naturel rassemblant
les formes gazeuses et/ou liquides et/ou solides de substances combustibles constituées
en grande partie de composés carbonés et hydrogénés (= hydrocarbures) et pouvant
contenir également des composés organiques soufrés, oxygénés et azotés ».

Si la composition élémentaire globale des pétroles varie assez peu (cf. § 2.6), la
structure chimique de leurs constituants est nettement plus variable, ce qui entraine une
grande diversité de leurs propriétés physiques (densité, viscosité) ainsi que des propor-
tions tres variables des différents produits obtenus par raffinage.

On distingue différents types de pétroles selon leurs propriétés physiques, leur teneur
en soufre et la proportion des différentes classes d’hydrocarbures qui les composent.

Avant d’aller plus loin, il convient de rappeler quelques notions élémentaires de
chimie organique.

Rappels de chimie organique

26

Pour les chimistes, les hydrocarbures correspondent a une famille de substances
trés variées exclusivement constituée, par définition, de carbone et d'hydrogéne.
Les hydrocarbures se répartissent en trois sous-familles: les hydrocarbures saturés,
dont les noms se terminent en -ane, les hydrocarbures insaturés non aromatiques,
dont les noms se terminent en -éne ou -yne, et les hydrocarbures aromatiques,
dont les noms se terminent également en -éne.

Parmi les hydrocarbures saturés, appelés aussi alcanes, le plus simple est le
méthane, CH, dans lequel toutes les valences du carbone sont saturées par un
atome d'hydrogene.

Les choses commencent a se compliquer dés que la molécule compte deux atomes
de carbone.

Le motif fondamental de la structure moléculaire des alcanes normaux (ou n-alcanes)
est une chaine dite linéaire (structure aliphatique), en réalité en zigzag, dont la
formule est C,H5,,5, n étant le nombre d’atomes de carbone de la chaine.

Dés que celle-ci atteint 4 atomes de carbone, des possibilités de ramification appa-
raissent. Le nombre total d'atomes de carbone étant le méme dans le n-alcane et
I'alcane ramifié, ce dernier porte le méme nom que le n-alcane précédé du préfixe
iso- ou antéiso- suivant la position de la ramification par rapport a la chaine droite
la plus longue.

Ces molécules iso- ou antéiso- sont des isomeéres de la molécule a chaine linéaire.
Parmiles alcanes ramifiés, les plus remarquables sont les isoprénoides, qui posseédent
un groupement méthyle sur chaque quatrieme atome de carbone. Le nombre d'iso-
meéres augmente rapidement avec le nombre d'atomes de carbone de la molécule:
2 isomeres pour le butane (C4H+g), 75 pour le décane (CyigHgs), 366319 pour |'eico-
sane (CygHyp), etc. Chacun de ces isoméres posséde des propriétés physiques et
chimiques différentes de celles des autres isomeéres, notamment du n-alcane de
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référence. Bien sr tous ces isomeéres théoriques n'existent pas simultanément dans
les pétroles mais I'on imagine aisément quel nombre considérable de molécules
différentes est présent, surtout si on y ajoute les hydrocarbures contenant plus de
40 atomes de carbone et les autres familles de constituants des pétroles.

n-alcanes iso-alcanes
H Hz )\/
[~109,5° c
Hle 1/09“,’}/ \CH3 Isopentane
H . .
Chaine "droite” en C,
Méthane, CH, n-pentane Anteisopentane
Cyclopentans cyclanes aromatiques
SRR
O O
Cyclobutane Cyclohexane
Benzéne Toluéne
. \\
steranes

Anthracéne

Abiétane CygHss  180i(H)-oléanane OO

Phénanthrene

17B(H), 21B(H)hopane en Cs, Benzo[a]pyréne

autres molécules a structure hydrocarbonée

@ @ Q H?:(‘?H *\/O, Ni

N ‘ HC— C C—CH
Pyridine H  Thiophéne [N
Indole Hc—c._ NH c—cH
s I CNHGHND |
7N 7N Hc_ﬁ HN |C_CH
© N HC— ¢/ ‘c—CH
Furane Pyrrole  Mercaptan [/

HC—CH Porphyrine

Figure 2.1 - Exemples des molécules organiques.

La grande stabilité des alcanes |leur confére une trés faible réactivité vis-a-vis de la
plupart des réactifs courants: acides, bases, oxydants, réducteurs.

Ce sont des molécules « paraffines» (parum affinis = possédant une faible affinité).

Les cyclanes sont des hydrocarbures saturés cycliques. La formule générale de cette
famille est C,H,,, c'est-a-dire (CH,),, et ses représentants sont qualifiés d'hydrocar-
bures méthyléniques, du nom du groupement méthylene —-CH, qui les caractérise.
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Les cyclanes peuvent comporter une ou plusieurs chaines latérales linéaires ou rami-
fiées. Des structures cyclaniques se rencontrent dans des molécules tres importantes
en géochimie organique. Il s'agit des stéranes, molécules tétracycliques, possédant
entre 19 et 30 atomes de carbone (en majorité de 27 a 29).

Les stéranes dérivent de précurseurs stéroidiques dont les plus importants, du point
de vue biologique, sont le cholestérol et les stéroides hormonaux.

Le cholestérol remplit la fonction essentielle de rigidifiant des membranes cellu-
laires chez les eucaryotes, végétaux et animaux.

Les hopanes sont des molécules pentacycliques, comptant entre 27 et 40 atomes
de carbone.

lls dérivent essentiellement du méme précurseur fonctionnalisé, le bactériohopa-
netétrol, molécule spécifique des procaryotes ou elle joue le méme réle que le
cholestérol dans les membranes des eucaryotes.

Les hydrocarbures insaturés non aromatiques comportent deux sous-familles: les
alcénes et les alcynes.

Les alcenes possedent au moins une (-ene) ou plusieurs (-diene, -triéne) doubles liai-
sons, les alcynes possedent au moins une triple liaison (-yne). Ces doubles ou triples
liaisons conférent a ces molécules une réactivité supérieure a celle des alcanes.
Alcenes et alcynes ne sont pas présents dans les pétroles.

Lorsque des molécules cycliques comportent trois doubles liaisons, on a alors
affaire a des hydrocarbures aromatiques, ou benzéniques; le benzene (C,H,) étant
la molécule emblématique de cette famille. Cette structure confére a la molécule
aromatique une certaine stabilité méme si le noyau benzénique peut étre réactif,
comme en témoignent les phénols et les quinones, qui sont les produits d'oxyda-
tion des molécules aromatiques les plus importants dans la nature.

Parmi les hydrocarbures aromatiques, on compte |'abondante famille des hydro-
carbures aromatiques polycycliques (HAP en francais, PAH en anglais), avec entre
autres le naphtalene (deux cycles), I'anthracéne et le phénanthréne (trois cycles).
L'anthracene et les HAP a plus de trois cycles aromatiques ne sont pas naturelle-
ment présents dans les pétroles mais ils sont des produits de leur combustion.
Associés aux hydrocarbures, il existe dans les pétroles de trés nombreux composés
comportant de |'oxygéne, de I'azote, du soufre et des métaux divers.

Les composés oxygénés comptent les acides gras (CH3(CH,),COOH), les acides
naphténiques avec un ou plusieurs cycles en Cs ou Cy, les phénols, les alcools. Les
composés azotés comprennent deux groupes de substances: celles ou |'azote est
basique (amides, amines, acides aminés) et celles ou |'azote est non basique (nitriles
et hétérocycles azotés comme la pyridine).

Ces dernieres, qui ne sont pas produites par la vie, semblent résulter de la dégrada-
tion thermique de molécules plus complexes, en association donc avec la formation
des pétroles également liée a I'augmentation de la température de la roche.

Parmi celles-ci, certaines sont observées couramment dans les pétroles, comme les
porphyrines qui dérivent de la chlorophylle présente dans les végétaux en particulier.
Les composés soufrés rassemblent des sulfures, des mercaptans, des thiophénes et
diverses combinaisons de ces molécules.

Ce peut étre des produits trés ennuyeux pour les processus de raffinage des pétroles
et leur présence pénalise parfois le prix du brut de quelques dollars au baril.



Définitions des pétroles

Les pétroles sont des mélanges d’un grand nombre d’hydrocarbures parmi lesquels
les alcanes prédominent (figure 2.2).

Huile brute

@ Carbone @ Oxygéne
o Hydrogéne O Azote ¢
© Soufre / Liaison chimique Asphalte

Figure 2.2 - Principales molécules chimiques rencontrées dans les pétroles.

La plupart sont des hydrocarbures formés uniquement d’atomes de carbone et
d'hydrogene, d'autres présentent la méme structure mais contiennent des hétéro-
éléments (O, N et S). Dans les conditions de pression et de température de surface,
les plus petites molécules sont gazeuses, les plus grosses (résines et asphaltenes) sont
solides, et celles de taille intermédiaires sont liquides. On visualise ici les trois états
des pétroles: gaz naturel, huile brute (liquide) et asphalte (solide).

On y trouve aussi des molécules fonctionnelles (c’est-a-dire caractérisées par des
fonctions chimiques : alcool, acide, amine, etc.) mais en moindre quantité.
Gazeux jusqu’en C, a la température et a la pression ordinaires, les alcanes sont
liquides de Cs a Cy4, puis solides au-dela de 16 atomes de carbone.
- En plus des hydrocarbures, sont présentes des molécules contenant de 1’azote, de
I’oxygeéne et du soufre que 1’on appelle les NSO et qui comprennent les résines et les
asphalténes.
C’est donc la proportion de ces différentes catégories d’alcanes et NSO qui détermine
au premier ordre la nature gazeuse, liquide ou solide du pétrole.
Les sections suivantes du chapitre détaillent chacune de ces catégories de pétrole.
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€) Nature, composition et classification

des gaz naturels

Ce qui est appelé gaz naturel par I'industrie pétroliere est un «mélange d’hydrocar-
bures et de quantités variables de composés non-hydrocarbures qui existent soit d [’ état
gazeux, soit dissous dans les huiles brutes, dans des réservoirs naturels souterrains ».

Cette définition est celle adoptée par 1’Association américaine des géologues
pétroliers (AAPG) et la Société des ingénieurs pétroliers (SPE), également basée aux
Etats-Unis (cf- chapitre 10). Ces mémes institutions subdivisent les gaz pétroliers en gaz
non associés, gaz associés et gaz dissous (figure 2.3).

Gaz de couverture Gaz
(cap gas) P Huile
S

Gaz sec Couverture

gl
P -
// 7 NN
Z N

Gaz humide / a condensat Huile sous-saturée en gaz
az dissous) —
(g /)/ =

S >

> . .

// @ @ S \\\\ //‘.‘c‘-
5050 On%0 o AN s

L N %

//\ //\

Gaz avec anneau d'huile Huile (sans gaz)

Figure 2.3 — Exemples de relations entre gaz et huile dans un gisement pétrolier.
D'aprés Rojey, 2013.
Remarque: la notion de piege pétrolier sera détaillée dans le chapitre 6.

En réalité, aux profondeurs ot se situent le plus généralement les gisements, la phase
gaz a de fortes chances d’étre a 1’état supercritique et de ce fait de se comporter plus
comme un liquide que comme un gaz: c’est un fluide appelé critique (cf. chapitre 3).

Les gaz non associés se trouvent dans des réservoirs qui ne contiennent pas d’huile
en phase unique.

Le méthane est généralement le constituant principal, voire exclusif. On parle alors
de gaz sec (dry gas) car aucun liquide ou treés peu apparait lors de la mise en production
du gisement.
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Si, a coté du méthane, le gaz contient des hydrocarbures ayant entre 2 et 8 atomes de
carbone, une partie de ces hydrocarbures peut se condenser (c’est-a-dire devenir liquide)
quand la pression et la température diminuent lors de 1’exploitation du gisement.

On parle de gaz humide (wet gas) si la phase liquide se forme lors de la production
dans les conditions de surface, ou de gaz a condensat (condensate gas ou gas conden-
sate) lorsque la phase liquide se forme dans le réservoir en cours de production. Dans
ce cas, le liquide qui apparait du fait de la dépressurisation isotherme est dit liquide
rétrograde, et correspond a un mélange d’hydrocarbures dont le point d’ébullition est
proche de celui de I’essence. Les Anglo-Saxons appellent ce produit natural gasoline.

Par convention, un gaz humide contient plus de 0,3 gal/ft* de produits condensables
alors qu’un gaz sec en contient moins de 0,1 gal/ft® environ (soit =1,5 cl/l ou 15 1/m3).

On parle de gaz associé lorsque le gaz coexiste avec une phase huile dans le réservoir
(avant toute production).

Dans les conditions thermodynamiques des gisements, on trouve généralement une
phase gaz contenant des hydrocarbures dissous d’un poids moléculaire égal ou supé-
rieur au pentane (dite alors fraction Cs,) et une phase huile contenant des gaz dissous
(de C; a Cy/Cy).

Si cette phase est quantitativement peu importante, elle forme juste un anneau
d’huile entre gaz et eau.

Si au contraire la phase huile devient majoritaire, il n’y a plus qu’une petite lentille
gazeuse au sommet du réservoir, formant ce qu’on appelle le gaz de couverture (gas
cap), qui contient toujours des hydrocarbures Cs, dissous.

Enfin, lorsque la proportion de gaz est trées minoritaire, il se trouve en solution dans
I’huile. On parle alors de gaz dissous qui dégaze spontanément lors de la décompression
en production entre fond et surface ou quand le pétrole refroidit lors de 1’exploitation
du gisement.

Certains gisements de gaz associ€ sont marginaux, et dans le passé ils constituaient
souvent une géne lors de I’exploitation des huiles si bien qu’ils étaient briilés dans des
torcheres lors des productions (phase de torchage ou flaring en anglais).

Des considérations environnementales évidentes (limitation de la production de gaz
a effet de serre) ainsi que la volonté 1égitime des états hotes et des compagnies pétro-
lieres de valoriser ces ressources gaziéres et d’en tirer aussi parti! font que ces pratiques
disparaissent de plus en plus de nos jours et que le gaz est soit réinjecté, soit utilisé dans
des usines de gaz naturel liquéfié (GNL)>.

D’autres gisements de gaz au contraire représentent des réserves en gaz supérieures
a celles de I’huile couverte.

On appelle GOR (gas oil ratio) le rapport du volume de gaz libéré (dans des condi-
tions normales de température et de pression) sur celui de 1’huile résiduelle. Le GOR

1. Par exemple en EOR (réinjection du gaz, cf. chapitre 10).
2. Ou LNG (liguid natural gas).
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de gisements d’huile sensu stricto peut varier depuis quelques metres cubes a plus de
150 m? par metre cube d’huile. Cette définition est développée au chapitre 3.

I1 existe aussi d’autres termes tels que GLR (gas liguid ratio), CGR (condensate gas
ratio') et BSW (bottom sediment water) qui correspond a la quantité d’eau produite en
test de production quand les effluents pétroliers ne sont pas totalement anhydres.

Plus que le type de gisement dans lequel il se trouve ou plus que les caractéristiques
de 1’huile avec laquelle il peut étre associé, c’est la composition chimique du gaz qui
est importante car c’est elle qui conditionne les traitements qu’il devra éventuellement
subir pour étre transporté et ensuite commercialisé.

Les molécules qui peuvent entrer dans la composition d’un gaz naturel sont en
nombre limité€. Comme cela a déja été dit, il s’agit pour I’essentiel d’alcanes ayant
un nombre d’atomes de carbone compris entre 1 et 4, mais on peut aussi trouver des
hydrocarbures plus lourds et d’autres gaz non-hydrocarbures dont les origines seront
détaillées dans la section suivante.

La figure 2.4 présente les différentes origines de ces gaz alors que le tableau 2.1
donne la composition de quelques champs de gaz.

Gaz Origine
Hélium
Argon

Krypton Inorganique
Radon

Gaz « inertes »

Diazote

Dioxyde de carbone Mixte
Sulfure d'hydrogéne
Dihydrogéne
Gaz sec Méthane
Ethane Organique

Gaz humides Propane
Butane

Figure 2.4 - Principaux gaz, et leur origine, que I'on peut trouver
dans les réservoirs pétroliers.

Il existe plusieurs voies de formation des hydrocarbures gazeux naturels: une voie
bactérienne (biogénique), une voie thermique (thermogénique), qui toutes deux pro-
duisent des hydrocarbures a partir de substrats organiques, et une voie inorganique,
principalement associée au volcanisme et a I’hydrothermalisme.

Les voies de formation et les mécanismes de transformation des substrats organiques
en hydrocarbures sont largement détaillés dans le chapitre 5.

La voie de formation inorganique reste tres secondaire et n’a semble-t-il pas conduit
a des accumulations exploitables industriellement.

1. Le CGR est le rapport du volume ou de la masse de liquide associé sur le volume de gaz. On rencontre
également le GCR (gas condensate ratio), qui est le rapport d’un volume de gaz sur son liquide associé.
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En général, gaz biogénique et gaz thermogénique ne coexistent pas, pour des rai-
sons de gammes de température différentes (inférieure a 80 °C pour le biogénique et
entre 120 et 160 °C, voire plus, pour le thermogénique), mais il peut exister des excep-
tions liées au calendrier de genese respective des gaz des deux origines, lui-méme reli€ a
I’évolution des températures in sifu en roches-meres ou réservoirs ainsi bien siir qu’aux
chemins et distances de migration de ces hydrocarbures.

En dehors du méthane (CH,), qui est le gaz majoritaire de la plupart des gisements
(tableau 2.1), les gaz naturels peuvent contenir d”autres hydrocarbures : éthane (C,Hg),
propane (C;Hg), butane et isobutane (C4H,y), voire des hydrocarbures a nombre
d’atomes de carbone supérieur ou égal a 5.

Les hydrocarbures en C; et C4 forment la fraction GPL (gaz de pétrole liquéfi€). La
fraction plus lourde (fraction Cs,) est appelée gazoline. Ensemble, ces deux fractions
forment ce que I’on appelle les LGN (liquides de gaz naturel).

Un abaissement de température permet aisément de séparer ces deux fractions et, en
descendant jusqu’a —162 °C, il est possible de liquéfier le méthane, que 1’on peut ainsi
transporter a pression atmosphérique sous forme de gaz naturel liquéfié ou GNL.

Ce GNL peut contenir une petite fraction d’éthane, voire une fraction GPL si celle-ci
n’a pas €té séparée au préalable (figure 2.5).

F 3
Gazoline (gasoline
n-Pentane Ce. (g ) Liquides de gaz naturel
36,1 (Natural gas liquids)
e ptane b4 LGN (NGL)
C. | Gaz de pétrole liquéfié
0- HdBSUtaﬂe (Liquefied petroleum gas)
i-Butane GPL (LPG)
-11,8 A
-30- c, i
Propane
42,1
3, v
Gaz naturel liquéfié
Ethane (Liquefied natural gas)
-80-M 886 GNL (LNG)
-100-
ath
aso-fMeree Gy
Echelle de Température Terminologie et abréviations courantes
température (°C) d’ébullition (°C) (Terminologie anglaise entre parenthéses)

Figure 2.5 — Terminologie et abréviation courante des fractions d'un gaz naturel.
D'aprés Rojey, 2013.
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9 Nature et origine des gaz non hydrocarbonés

Aux cotés d’hydrocarbures 1égers, on peut trouver dans les gaz pétroliers de 1"hélium
(He) et d’autres gaz inertes, du diazote (N,), du dihydrogene (H,), du dioxyde de car-
bone (CO,), du sulfure d’hydrogene (H,S) et des composés hétérocycliques azotés ou
soufrés (cf. figure 2.4 et tableau 2.1).

3.1 Hélium et autres gaz inertes

L’hélium (He) est un constituant accessoire présent dans de nombreux gisements de
gaz naturels a I’état de traces. Sa présence est liée a la décroissance radioactive de
I’uranium, du potassium, du thorium et du radium, dont la désintégration produit des
particules alpha (noyau d’hélium).

D’autres gaz inertes comme 1’argon, le krypton et le radon ont également été trouvés
dans certains champs pétroliers.

Les isotopes radioactifs a 1’origine de ces gaz sont généralement concentrés dans le
substratum des bassins sédimentaires (en particulier dans les roches granitiques) mais
peuvent aussi se trouver concentrés dans les roches-meres pétrolieres et les charbons
(cf. chapitre 5).

L’hélium, lorsqu’il est concentré dans des gaz pétroliers (jusqu’'a 8 % dans un gise-
ment particulierement riche du Nouveau-Mexique, contre 5,2 X 10-6 dans I’atmosphére),
est trés recherché pour le gonflement des ballons et dirigeables, ou comme gaz vecteur
pour les analyses chimiques, ou encore pour refroidir certains supraconducteurs.

[’argon n’a pas d’usage économique et le radon est un gaz particulierement dange-
reux du fait de ses propriétés cancérigenes. Il est souvent présent dans les zones d’amas
uraniferes.

3.2 Diazote

Dans les gisements gaziers, le diazote (N,) est souvent associé aux gaz inertes décrits
ci-dessus.

Lorsque les conditions thermiques sont élevées dans un bassin, il peut provenir de
I’ouverture de composés hétérocycliques azotés présents dans les kérogenes (cf. cha-
pitre 5) ou de I’oxydation d’ions ammonium NH,* adsorbés sur les argiles. Il peut
également avoir une source magmatique ou métamorphique et serait alors lié aux intru-
sions volcaniques, comme dans le cas d’un champ du Saskatchewan (Ouest canadien)
qui contient 97 % de N, (2% de He et 1 % de CO») et se situe juste a la verticale d’une
intrusion volcanique.

3.3 Dihydrogéne

Le dihydrogene (H,) est rarement présent dans les gisements gaziers, principalement
du fait de sa réactivité et de sa diffusivité.
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Pourtant, il existe quelques cas de gisements riches en H,, en particulier au Kansas
dans un réservoir du Mississippien (Carbonifére), ol le gaz a une composition de 40 %
de H, et de 60 % de N,. L’hydrogene serait un excellent carburant qui, de plus, en com-
bustion ne produirait que de 1’eau. Le probleme est de le produire (probablement par
électrolyse de 1’eau) a un colit économique.

Du dihydrogene peut étre produit par I’altération des roches mantelliques, principa-
lement la serpentinisation des péridotites, grace a I’oxydation du Fe(Il) en Fe(Ill) des
pyroxenes selon la réaction:

2Fe2+ + 2H,0 — 2Fe3* + H, + 20H-

3.4 Dioxyde de carbone

Le dioxyde de carbone (CO,) est souvent un gaz mineur associé aux hydrocarbures
gazeux et au N,.

Les gisements ou il est concentré sont parfois situés dans des provinces volcaniques
(Sicile, Japon, Nouvelle-Zélande, Thailande et Malaisie), ou il a alors une origine pro-
fonde et provient du dégazage du manteau.

On peut le rencontrer aussi dans d’autres contextes géodynamiques avec des origines
variées.

Un certain nombre de champs mondiaux sont particulierement riches en CO,. C’est
le cas de celui de West Dome (Wyoming) ou les gres de Tensleep (Pennsylvanien)
contiennent un gaz constitué a 42 % de CO,, 53 % d’hydrocarbures, 4% de N, et 1 %
de st

Le champ de McElmo Dome (Colorado) est 1a plus importante accumulation de CO,
pratiquement pur (98,2 %). Il est exploité a raison de 1,1 Mft> par jour (avec des réserves
estimées a 17 Gft?) pour des opérations de récupération assistée de pétrole (EOR).

On peut citer aussi le champ de Natuna en Malaisie (une trentaine de TCF dont 70 %
de CO,).

Les gisements du bassin de Santos au Brésil (par exemple ceux de Lula et Libra)
en contiennent une fraction significative voire tres significative dans leur gaz associé
ou sous forme de gas cap. Une quantité importante de gaz carbonique a €té mise en
évidence lors de I’exploration, entre 2010 et 2015, du bassin de Kwanza en Angola,
pendant atlantique des bassins brésiliens.

Le CO, peut provenir du métamorphisme de roches carbonatées. Ces dernieres
peuvent aussi produire du CO, lorsqu’elles sont lessivées par des eaux acides. Le CO,
du bassin offshore de Sabratha en Libye a probablement cette origine carbonatée (sys-
teémes marno-calcaires intra-Crétacé voire Jurassique).

La transformation diagénétique de la matiere organique produit du CO, aussi bien a
un stade tres précoce et a basse température (défonctionnalisation des acides [COOH]
par exemple) qu’a un stade tardif a haute température (cf. chapitre 6). Le métamor-
phisme de veines de charbon peut avoir le méme effet de libération de CO,.
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Enfin la biodégradation des huiles et des gaz en condition aérobie est une autre voie
de formation de CO, selon la réaction 3CH4 + 60, — 3CO; + 6H,0 (cf. § 5.5).

Des gisements de CO, ont été exploités pour la production de neige carbonique, mais
I’un des usages les plus courants reste la récupération assistée du pétrole (cf. chapitre 10).

En général, pour la commercialisation du gaz, des seuils de CO, sont retenus (20 a
30% par exemple en Malaisie). Au-dela de ces seuils, une possibilité est de faire des
mélanges entre champs riches et moins riches en CO,.

Le CO, est considéré comme un gaz acide, tout comme le sulfure d’hydrogene.

3.5 Sulfure d’hydrogene

Le sulfure d’hydrogeéne (H,S) est présent en subsurface soit sous forme gazeuse, soit
en solution dans les huiles et les saumures du fait de sa forte solubilité.

Gaz mortel (en fonction de sa concentration et du temps d’exposition du sujet, la
limite du risque létal est extrémement faible), il pose de sérieux problemes de sécurité
lorsqu’il est présent en abondance dans les champs pétroliers (huile ou gaz).

En solution, il produit des acides fortement corrosifs vis-a-vis de tous les matériaux
utilisés pour les opérations d’exploration ou d’exploitation.

En conséquence, les gaz ou les huiles contenant de 1’'H,S sont dits acides par oppo-
sition aux gaz et huiles qui n’en contiennent pas.

I existe plusieurs sources de sulfure d’hydrogene.

Celui-c1 peut provenir du craquage thermique de kérogenes riches en soufre (type IS
ou IIS, cf. § 5.1) ou de gisements d’huiles soufrées qui subissent un craquage secondaire.

Dans les régions ou des fluides pétroliers et des minéraux évaporitiques sulfatés
(gypse ou anhydrite) se rencontrent, ’'H,S peut étre généré par la réduction thermique
des sulfates, la thermo-sulfato-réduction (TSR : thermal sulfate reduction en anglais)
selon la réaction chimique :

CaSO, + 2CH,0 — CaCO; + H,0 + CO, + H,S

Ces réactions se produisent a des températures d’environ 120-140 °C.

C’est la source principale du sulfure d’hydrogene présent dans les champs au nord
d’Abu Dhabi, au Qatar!, de I’ouest de 1’ Alberta?, dans les champs géants du Kazakhstan
tels Tenguiz et aussi Kashagan (30 milliards de barils) ou du golfe du Mexique (for-
mation Smackover), et bien siir dans les champs de Lacq profond et de Meillon en
Aquitaine?.

Enfin, a des températures beaucoup moins élevées ou les bactéries peuvent se déve-
lopper, I’'H,S peut étre produit par la réduction bactérienne des sulfates (ou BSR:
bacterial sulfate reduction).

1. Dans le champ de North Dome, la source du sulfure d’hydrogéne est constituée d’anhydrites de la
formation permo-triassique de Khuff.

2. Dans la formation dévono-carboniféere de Nisku.

3. La source du sulfure d’hydrogeéne est constituée d’anhydrites du Barrémien.
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Cette voie qui existe des la diagenese précoce dans les sédiments anoxiques peut se
poursuivre jusqu’a 100 °C & partir du moment ot des ions SO,>~ sont disponibles pour
les bactéries sulfato-réductrices.

La BSR peut affecter aussi bien les molécules organiques du (proto) kérogene que
celles des huiles.

Si ce sulfure d’hydrogene pose probleme pour étre séparé des gaz commercialisables,
¢’est néanmoins la source de toute une industrie innovante de la thiochimie! et des
engrais agricoles comme on I’a vu dans le cas de I’exploitation de Lacq en Aquitaine
durant une bonne cinquantaine d’années avec des débouchés commerciaux supplémen-
taires par rapport a ceux du gaz sensu stricto.

3.6 Autres gaz

La pyridine, la quinoléine, 1’indole et certains thiophénes comptent parmi les hétéro-
cycles légers les plus représentés dans les gaz pétroliers.

Des contaminants acides, tels que les mercaptans (R-SH), le sulfure de carbonyle
(COS), le disulfure de carbone (CS,), peuvent également étre présents en petite quantité.

Du mercure sous forme de métal en phase vapeur et de I’arsenic sous forme AsHj
peuvent se rencontrer a I’état de trace (de ’ordre de quelques dizaines a centaines
de ppb). Ces constituants sont aussi problématiques pour la valorisation des effluents
hydrocarbonés, et des analyses systématiques sont entreprises lors de 1’appréciation des
gisements pour en déterminer la présence éventuelle et évaluer la valorisation future des
bruts pour les coupes de raffinage.

@) Les hydrates de gaz

Les hydrates de gaz (gas hydrates), également appelés clathrates (du latin clatratus
qui veut dire «en cage»), sont des solides ayant I’aspect de la glace qui présentent
I’étonnante particularité de s’enflammer au contact d’une source d’ignition (figure 2.6).

Il s’agit en réalité d’une association de molécules d’eau gelée formant des cages
cristallines et piégeant des gaz dont le diametre moléculaire n’excede pas 0,69 nm.
Un nombre assez varié de composés gazeux, purs ou en association, peuvent ainsi étre
encapsulés; le méthane étant le plus fréquent du fait de son abondance naturelle dans
les milieux de formation des hydrates.

Dans la nature, il existe trois types de structures qui forment des hydrates de gaz.
Dans ces structures, le réseau cristallin est di aux liaisons hydrogene entre les molé-
cules d’eau et il est stabilisé par les molécules gazeuses qui sont elles-mémes retenues
dans les cages par les forces de van der Waals.

1. La thiochimie est 1’activité de transformation du soufre.
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£ ool b

Figure 2.6 - Echantillon de sédiment marin contenant des hydrates de gaz
auqguel on a mis le feu. La dissociation de I'hydrate a température et pression
atmosphérique libére les gaz jusque-la emprisonnés qui peuvent alors briiler.

Archives GEOMAR.

On distingue ces trois types de structures par la disposition et le nombre de molécules
d’eau constitutives du réseau (figure 2.7).

Méthane, éthane,
dioxyde de carbone...
5  ——
Molecgle d’'eau « cage » @

Molécule de gaz Structure I

-‘-- -~ (e.g. méthane)

Propane, iso-butane...

ethane + neohexane,
éthane + cycloheptane...

Structure H

Figure 2.7 - Structure des clathrates de type |, Il et H.

Les différentes cavités des hydrates de gaz peuvent étre indifféremment occupées
ou vides.

En laboratoire et dans la nature, la formation des hydrates nécessite des conditions de
pression et température bien délimitées. Ils sont présents naturellement sur Terre dans
les sédiments océaniques, dans les sédiments de certains lacs profonds (Baikal, mer
Caspienne) et dans le permafrost (sous-sol gelé des zones polaires), tant a terre qu’en
mer (figure 2.8).
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Figure 2.8 - Répartition des zones terrestres et océaniques ol des hydrates de gaz

ont été reconnus (losanges bleus) ou sont suspectés (disques rouges).
D'apres USGS, 2014.

Au fond des océans, des hydrates peuvent se former au-dessus de 0 °C, voire jusqu’a
30 °C, si la pression est suffisante.

Pour une profondeur d’eau d’environ 1200 m et un gradient géothermique de 30 °C
par km, comme cela est illustré sur la figure 2.9A, les hydrates dans une colonne sédi-
mentaire a la pression hydrostatique pourraient théoriquement atteindre une épaisseur
de plus de 300 m.

Dans le permafrost, les hydrates peuvent se former sur une épaisseur comprise entre
200 et plus de 1000 m (figure 2.9B).

La présence supplémentaire de certains gaz (éthane, butane, propane, gaz acide)
élargit encore le domaine de stabilité des hydrates.

Pour leur formation, la présence d’eau n’est pas un facteur limitant car elle sature
généralement la majorité des sédiments. Le gaz, quant a lui, peut étre d’origine biogé-
nique, thermogénique ou mantellique.

Toutefois, les rapports isotopiques 8'3C trés négatifs du carbone du CO, (compris
entre —4 et —25 %o) et du CH, (compris entre —50 et —100 %o) contenus dans la plu-
part des hydrates de méthane permettent d’attribuer une origine biogénique a ces gaz
(¢f. § 5.1). En effet, le méthane d’origine thermique présente un 8'3C moins négatif,
voisin de —25 4 -35 %eo.
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Figure 2.9 — Diagramme de stabilité des hydrates de méthane
dans le domaine océanique (A) et dans le permafrost (B). D'aprés Beauchamp, 2004.

Des hydrates de gaz peuvent également se former dans les gazoducs, en particulier
dans les régions polaires mais aussi dans ceux posés sur les fonds marins, en fonction
des conditions de pression a I’intérieur du pipeline et de la température extérieure, pro-

voquant alors 1’obstruction partielle ou totale du

Les hydrates de gaz peuvent étre identifiés par des moyens directs (imagerie de fond
de mer de haute résolution, sonar, dragage, carottage ou forage) ou indirects (diagraphie

ou sismique).

tube.
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Parmi les méthodes indirectes, I’identification du bottom simulating reflector (BSR)
est la plus connue. C’est un réflecteur sismique, parall¢éle au fond marin lorsque celui-ci
atteint des profondeurs de 1000 a 4000 metres.

Le BSR est localisé a la base des hydrates et il correspond a une modification de la
vitesse des ondes acoustiques liée au changement de 1’état (solide/gazeux) des compo-
sés des hydrates.

Pour autant, la présence d’'un BSR n’est pas une assurance de la présence d’hydrates,
et réciproquement, car des zones a BSR sans hydrates et des zones a hydrates sans BSR
sont observées.

Les hydrates de gaz peuvent également étre caractérisés par leur réponse diagra-
phique puisqu’ils présentent de fortes résistivités et des vitesses acoustiques couplées
a une faible densité.

L’abondance des hydrates de gaz aussi bien a terre qu’en mer les fait considérer
comme une source non conventionnelle d’hydrocarbures qui pourrait étre importante.
Cependant, ces accumulations ne font I’objet que d’estimations encore imprécises. En
effet, si en théorie les hydrates de méthane peuvent séquestrer jusqu’a 170 m? de gaz par
metre cube d’hydrates lorsque toutes les cages sont occupées, les observations directes
ont révélé que ces valeurs étaient rarement atteintes.

Du fait de la porosité tres élevée du milieu dans lequel se forment les hydrates, on
estime que 30 & 50 m? de CH, par métre cube de sédiment est une valeur escomptée
réaliste.

Des études dans douze zones de I’océan mondial (mers du Labrador et de Beaufort,
golfe du Mexique, bassins du Panama et de Colombie, fosses du Japon, de I’ Amérique
centrale et des Aléoutiennes, mer Noire...) estiment les réserves en méthane a 10° TCF
auxquelles s’ajoutent 4000 TCF de gaz «libre» stocké sous la barriere imperméable
(ou front des hydrates).

Les hydrates situés sous le permafrost représenteraient des accumulations comprises
entre 14 et 34 x 10'5 m? a I’échelle mondiale.

Le gisement sibérien d’hydrates de Messoyakha, découvert en 1967, aurait produit
5 Tm? de gaz naturel pendant une dizaine d’années.

Plus récemment, des expériences d’exploitation d’hydrates de gaz ont été menées en
mer de Beaufort dans I’ Arctique canadien (site expérimental de Mallik ot des essais ont
été conduits entre 1998 et 2008) et en Mer du Japon (en 2013).

Les gisements d’hydrates se présentent sous quatre aspects : massif, disséminé, nodu-
laire ou lamellaire (couches d’hydrates alternant avec de fines couches sédimentaires).

La présence d’une couverture relativement imperméable est évidemment nécessaire
pour retenir le gaz, mais ce role est joué par les hydrates eux-mémes en milieu marin et
par le sol gelé dans le cas du permafrost.

Le probleme de I’exploitation et de la récupération du méthane dans les hydrates est
complexe. En effet, la continuité des accumulations et leur drainage sont des facteurs
déterminants de cette récupération, si bien que, dans ces milieux a forte porosité mais
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faible perméabilité, il semble que 1’on ne puisse guere espérer une récupération supé-
rieure a quelques pourcents des hydrates.

Différentes méthodes ont été envisagées pour produire du gaz naturel a partir d’hy-
drates de méthane (figure 2.10).

Dépressurisation Stimulation thermique Injection d'un inhibiteur
Vapeur ou Méthanol
G G G
o= '\ = '\ﬂau chaude = '\reau salée
Hydrate Roche imperméable Roche imperméable
Hydrate Hydrate
Hydrate disenoie Hydrate ||| dissocie Hydrate ||| dissocié
{ ) 1 )
Réservoir gaz libre e et Sl
| | Roche imperméable Roche imperméable

Figure 2.10 - Techniques d'exploitation des hydrates de gaz.

Toutes se fondent sur un changement des conditions d’équilibre des hydrates, soit
par dépressurisation, soit par stimulation thermique, soit encore par injection d’un inhi-
biteur (méthanol, CO, ou saumures) qui joue alors le role d’antigel.

La dépressurisation est la méthode la plus simple lorsqu’il y a un «réservoir» de gaz
libre sous les hydrates. Dans ce cas, I’interface hydrate/gaz remonte au fur et a mesure
de la dissociation des hydrates.

Pour la stimulation thermique, plusieurs modes de chauffage ont été expérimentés :
injection de vapeur, combustion in situ, micro-ondes, etc. La chaleur nécessaire pour
libérer les hydrates ne représente que 10 % du pouvoir calorifique du gaz produit (sans
toutefois prendre en compte les pertes de chaleur, qui peuvent €tre importantes), ce qui
est un rendement tout a fait acceptable.

Il a également été envisagé d’injecter de la saumure chaude pour coupler les effets
thermiques avec ceux d’un inhibiteur.

Une autre méthode, testée sur un gisement d’hydrates de la région de Prudhoe Bay en
Alaska, consiste a substituer le méthane par du CO,, ce qui a I’avantage de séquestrer
ce gaz a effet de serre.

Déstabilisations des fonds marins en relation

avec la dissociation des hydrates de gaz

La déstabilisation des hydrates, qu'elle soit naturelle ou provoquée par leur exploi-
tation, engendre inévitablement une modification des propriétés pétrophysiques
des sédiments qui les contiennent.

En domaine marin (ou lacustre) ou les sédiments sont encore peu consolidés, la
déstabilisation des hydrates génére des instabilités dans ce substrat.

Ce phénomeéne apparait d'abord a |"échelle microscopique puis macrosco-
pique, avec une hétérogénéité susceptible d'étre aggravée par des phénomeénes
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d'adsorption du gaz dans la matrice, si elle est riche en argile, et/ou de mise en
suspension d'une partie du sédiment dans 'eau redevenue liquide.

La dissociation peut se marquer en surface par un simple bullage de gaz mais il peut
aussi conduire a la formation de volcans de boue ou a des glissements (depuis un
simple écoulement (slump) gravitaire jusqu'a la coulée de solifluxion, voire a I'éboule-
ment en masse), lorsque le substrat cherche a trouver un nouvel équilibre (figure 2.11).

Plume de gaz—\\r\gooo Surface
o]

initiale
; o
Glissement %
de larges blocs o
O

de sédiments et o g

. Base initiale de stabilité des hydrates
Q
8 Remontée de la base de la

o zone de stabilité des hydrates

Figure 2.11 - Exemple de conséquence de la dissociation d’hydrates
sur la stabilité de sédiments marins.

Ici le sédiment glisse en masse et des bulles s’échappent du fond. Dans
d'autres cas, des cratéres (pockmark), des volcans de boue ou des coulées
de solifluxion peuvent apparaitre.

Les glissements sous-marins de Storrega qui ont affecté la marge norvégienne de la
mer du Nord entre 8200 et 7000 ans avant J.-C. pourraient résulter de la déstabilisa-
tion d’hydrates suite aux changements de pression et de température au cours de la
déglaciation du fait de la fonte de l'inlandsis et du réajustement isostatique.

Le premier des trois glissements est estimé s'étre produit sur 290 km de large, pour
un volume de débris d'environ 3500 km?* emportés a plus de 800 km de la niche
d'arrachement.

Cet évenement a généré un tsunami dont les cotes islandaises, groenlandaises et
écossaises ont gardé la trace avec des dépots sédimentaires, appelés tsunamites,
jusqu’a 80 km a l'intérieur des terres.

€) Nature, composition chimique

et classification des huiles brutes

5.1 Couleur, odeur et viscosité

Selon les institutions pétrolieres américaines, une huile brute est définie comme un

«mélange d’hydrocarbures qui existe en phase liquide dans des réservoirs souterrains

et qui reste dans cet état dans les conditions (P et T) de la surface aprés son extraction ».
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La couleur des huiles brutes, ou plus simplement des bruts, est généralement bru-
natre a noiratre, avec parfois des reflets verts. Certains bruts ou condensats ont une belle
couleur jaune clair a jaune foncé (figure 2.12).

N ¥ =
— 4
» =

Figure 2.12 - Aspect de quelques bruts pétroliers. Cliché Alexandre Lethiers.

De gauche a droite: condensat, huile l1égere, huile moyenne (avec dessous de I'eau
provenant du réservoir) et huile lourde (figée dans les conditions de P et T de la
surface).

[ls ont souvent une odeur proche de celle des carburants pour automobiles. Certains
de ces condensats pourraient d’ailleurs étre utilisés directement comme carburant auto-
mobile, alors que les huiles noires, surtout celles qui sont soufrées, ont une odeur forte
et désagréable.

L’apparence des bruts dépend beaucoup de leur viscosité, qui peut aller de quelques
¢St (centistockes ou centipoises [cP] ou mPa.s, si on parle de viscosité dynamique) a
pres de 200 St: c’est-a-dire que leur viscosité va varier de celle d'un fluide s’écoulant
tres facilement jusqu’a celle d’un solide.

La viscosité d’un brut dépend évidemment de sa température mais aussi de sa densité
et de sa composition chimique, les deux étant largement dépendants.

La plupart des bruts sont moins denses que 1’eau, I'industrie pétroliere n’utilise pas
directement la masse volumique (au sens du systeme SI) mais la densité API, proposée
par I’American Petroleum Institute et exprimée en degrés de densité ou «gravity »,

suivant la formule:
141,5

P

1° API = - 1315

p étant la masse volumique du brut a 60 °F. Ainsi, une densité de 1, c’est-a-dire celle
de I’eau douce, correspond a 10° APIL.

La viscosité des huiles, liée a leur densité, et la densité API sont donc inversement
proportionnelles (figure 2.13). Les pétroles 1égers dépassent 45° API, les pétroles lourds
ont des densités API de I’ordre de 15 a 20° API et les bruts moyens dans les 30 a
40° API (tableau 2.2). Les huiles ayant tendance a se placer au fond de I’eau ont ainsi
une densité API inférieure a 10° APL.
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Figure 2.13 - Exemple de relation densité API / viscosité dans un bassin pétrolier:
delta du Niger.

Tableau 2.2 - Densité et viscosité de quelques huiles brutes.

s o , Viscosité
Types de bruts Densité a 15 °C Degrés API 4 20 °C (cSt) Exemples
Condensats 0,70-0,76 65-55 1,0-15 Hassi R'Mel
(Algérie)
Huiles légéres 0,76-0,80 55-45 1,5-5,0 Hassi Messaoud
(Algérie)
Huiles moyennes 0,80-0,88 45-29 4-20 Kirkuk
(Iraq)
Huiles lourdes 0,88-1,00 29-10 19400 Boscan
(Venezuela)

Les huiles lourdes et extra-lourdes ont des densités API inférieures a 10° API, c’est-a-
dire qu’elles sont plus denses que I’eau et donc coulent sous celle-ci, ce qui peut donner
des effets d’aquiferes pseudo-perchés, comme c’est le cas dans le bassin de I’ Alberta-
Athabasca au Canada (réservoirs crétacés sableux sub-affleurants alimentés par du
Paléozoique (systeme d’avant-pays des Rocheuses)).

5.2 Classification des bruts

On compte des centaines de bruts différents a travers le monde et certains servent d’éta-
lon pour fixer le prix du baril de pétrole d’une région donnée.
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Les plus connus sont 1’Arabian Light pour le brut de référence du Moyen-Orient,
le Brent (cf. chapitre 1) de mer du Nord qui sert de référence européenne, le Minas
pour 1’ Asie du Sud-Est et le West Texas Intermediate (ou WTI) qui est la référence
américaine.

Le bleu pétrole...

© Dunod — Toute reproduction non autorisée est un délit.

Dans le secteur de la mode, on emploie le terme bleu pétrole pour désigner une
nuance de bleu, tout comme on parle de bleu électrique.

Il n"y a en réalité aucune relation entre cette teinte et le pétrole brut ou raffiné. Il
s'agit d'un qualificatif fantaisiste apparu au début du XXe siecle.

En revanche, s'il y a un article pétrolier qui a un rapport avec la couleur bleue, c'est
le baril. Cette unité de mesure de volume du pétrole brut et de ses dérivés a pour

abréviation bbl, qui signifie blue barrel et qui vient de la couleur bleue des barils de
42 gallons US (figure 2.14).

Figure 2.14 - Le baril. Cliché Marc Blaizot (Total).

. Un baril équivaut a 42 gallons américains, soit environ 35 gallons impériaux ou
159 litres en systeme SI.

Cette contenance est héritée des barriques utilisées a Pechelbronn en Alsace dés la
deuxieéme moitié du XVIlI¢ siecle, puis en Pennsylvanie, ou les technologies d’extrac-
tion et d’exploitation alsaciennes furent reprises.

A la fin du XIXe siécle, on peignait en bleu les barriques servant a transporter le
pétrole ou ses produits dérivés pour éviter de les confondre avec celles transportant
des denrées alimentaires. Finalement, la mode du bleu pétrole a peut-étre été indi-
: rectement inspirée par l'industrie pétroliere.

sscssss

5.3 Teneurs en autres éléments

Du point de vue chimique, le carbone et I’hydrogeéne sont de loin les éléments les plus
abondants dans les bruts (tableau 2.3).
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Tableau 2.3 — Gamme de variation de la composition élémentaire des huiles brutes.

Eléments % pondéral
C 82,0-86,5%
H 10,0-13,6%
S 0,03-5%
N 0,03-1,2%
O 0,01-3,5%
Métaux 142000 ppm

La teneur en soufre d’une huile brute peut varier considérablement d’un gisement a
I’autre, de 0,03 a 5% au maximum.

Le soufre étant un polluant que les raffineurs doivent retirer, sa forte concentration
dans un brut en diminue la valeur.

On place en général a 1,5 % de teneur en soufre la limite entre pétrole doux (sweer)
et acide (sour).

Les teneurs en azote sont plus faibles que celles en soufre et vont de 0 a 1%. Les
teneurs en oxygene vont de 0 a 3,5 %. On trouve aussi divers métaux mais a I’état de trace.

5.4 Composition moléculaire

Alors que la composition élémentaire des bruts varie dans une gamme relativement
étroite, leur composition moléculaire est extrémement riche avec des dizaines de mil-
liers de molécules différentes dont seulement quelques centaines sont diment séparées
et identifiées (figure 2.15).

Ainsi, aucune huile brute au monde ne ressemble a une autre, tant leur composition
moléculaire ou la proportion des différentes molécules sont variables d’un gisement a
I’autre. L’empreinte moléculaire des pétroles que 1’on peut déterminer par chromato-
graphie est bien la marque identitaire ou, si ’on veut, ’ADN des bruts.

Du fait de la grande diversité moléculaire des pétroles bruts, on caractérise leur com-
position de deux fagons: d’une part par la distillation fractionnée et I’analyse chimique,
et d’autre part par différentes méthodes complémentaires.

La premiere démarche est plutot celle des ingénieurs chimistes, intéressés par le
raffinage des bruts, alors que la seconde est celle des géologues et géochimistes, qui
cherchent a caractériser la source, la maturation et d’autres parametres permettant d’ac-
céder a I’histoire géologique des pétroles.

La distillation fractionnée sépare des classes de composés en fonction de leur tempé-
rature d’ébullition, lesquelles croissent selon 1’augmentation du poids moléculaire. Les
fractions obtenues, appelées coupes dans le langage des raffineurs, sont ensuite caracté-
risées par des mesures de densité (degrés API), de viscosité, d'indice de réfraction, etc.
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Figure 2.15 - Chromatogramme d’une huile brute provenant
d’un réservoir gréseux du Silurien de I'Ohio (Etats-Unis).

Chaque pic correspond a une molécule détectée en sortie de la colonne
chromatographique en phase gazeuse. Le signal des n-alcanes domine largement
(grande hauteur de pic) par rapport aux autres molécules, mais celles-ci sont trés
diversifiées et abondantes (en particulier les iso- et cyclo-alcanes), et apparaissent en
partie basse de |'enregistrement.

Ces méthodes fournissent des indications utiles pour le raffinage et la valorisation des
pétroles car les coupes correspondent aux divers produits d’usage courant.

Les termes les plus 1égers (C-C,) sont gazeux a température et pression ambiantes. Ils
sont utilisés comme matieéres premiéres pour la pétrochimie mais servent aussi comme
combustibles pour des usages industriels, ou comme carburant automobile (GPL).

Les coupes Cs5-Cg (éther de pétrole) et C¢-C5 (naphta 1éger ou white-spirit) sont uti-
lisées comme solvants.

La coupe C4-C,, constitue 1’essence, base de la fabrication des carburants, et la partie
de I’essence appelée naphta (Cg-C, ) sert de matiere premiere pour la pétrochimie.

La fraction C,;-C,4 (kérosene) est principalement utilisée comme carburant dans les
turboréacteurs et comme combustible (fioul 1éger) pour le chauffage domestique.

La fraction supérieure a C,g est utilisée comme combustible (fioul lourd) dans les
centrales thermiques.

On trouve également une coupe correspondant au gazole (gas oil), utilisé pour les
moteurs diesel. Soumise a une distillation sous faible pression (vide partiel), cette coupe
fournit des huiles lubrifiantes 1égeres (C,5-Css) et lourdes (Co6-Csg). Les résidus de cette
distillation sous vide sont des asphaltes.
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Le craquage thermique, en présence ou non de catalyseurs et d’hydrogene, de cer-
taines des coupes mentionnées ci-dessus permet d’en modifier la constitution pour les
adapter a divers usages.

Il existe d’autres définitions des coupes pétrolieres issues du raffinage (figure 2.16)
et on citera en particulier le terme de gazoline, qui regroupe des molécules comportant
entre 4 et 10 atomes de carbone.

Point d'ébulition (°C)
0 190 200 300 400 500 600

Paraffines
normales

Naphtenes
(cycloparaffines)

Pourcentage de types de molécules

Composés
azotés, soufrés

et oxygénés
0 T T T T
0 20 40 60 80 100
Gas-oil
Gazoline Kéroséne| Diesel | lourd Huile Résidu
C4'Cm Cﬁ'cwa CM-C1B Cw'czs Cze'cao >C40

Huile brute (% volume)

Figure 2.16 - Composition chimique d'une huile brute naphténique et proportion
des différentes coupes de raffinage que I'on pourrait obtenir.

Si d’un point de vue physique les coupes sont bien caractérisées, d’un point de vue
chimique, les familles moléculaires fondamentales restent d’autant plus mélangées que
les fractions sont lourdes (tableau 2.4).

Afin de caractériser plus finement les bruts, ces derniers sont généralement dissous
dans des solvants organiques puis analysés soit par chromatographie en phase gazeuse
(GC, gas chromatography en anglais), soit par chromatographie en phase gazeuse cou-
plée a la spectrométrie de masse (GC-MS, gas chromatography — mass spectrometry
en anglais).

Ces techniques permettent d’identifier les diverses familles de composés (paraffines,
naphténes, aromatiques et produits lourds) présentes dans un pétrole brut et de détermi-
ner leurs proportions (tableau 2.5).
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Nature, composition chimique et classification des huiles brutes

Tableau 2.4 — Composition d'un brut de densité 35° API.

Coupe pétroliere % volumique
Gazoline (C4-Cyp) 27
Kéroséne (Cq1-Cy3) 13
Fioul léger (Cy4-Cy3g) 12
Fioul lourd (C19-C55) 10
Lubrifiants (C,4-Cap) 20
Résidu (> Cyg) 18
Total 100

Type moléculaire % pondéral
Paraffines 25
Naphténes 50
Aromatiques 17

Asphaltenes... 8

Total 100

Tableau 2.5 - Classification des huiles brutes. D'aprés Tissot et Welte, 1984.

Teneuren S

Concentration dans 'huile brute Tvoe de brut dans 'huile d,él\cl::;z:ﬁms
(> 210 °C) yp brute
par classe
(approx.)
P>NetP>40% Paraffinique 100
S >50% et . . ) " .
AA < 50% P<40% et N <40% Naphténo-paraffinique <1% 217
N>PetN>40% Naphténique 21
P>10% Aromatique intermédiaire 126
1%
S <50% et . . g
AA > 50% P<10%etN<25%  Aromatique asphaltique 41
P<10%etN=>=25%  Aromatique naphténique <1% 36

S: saturés. AA: aromatiques + produits lourds. P: paraffines. N: naphtenes.

Sur cette base, on distingue simplement trois catégories de brut :

¢ les bruts a prédominance paraffinique, ot les hydrocarbures linéaires sont les plus
abondants. Ces bruts sont les plus recherchés, néanmoins ils posent probleme parfois
quand ils se déposent dans les tuyaux de production, ce qui oblige parfois a chauffer
ou isoler ceux-ci en cours de production (dans les grands fonds en particulier) ;

51



Chapitre 2 ¢ Propriétés physiques et chimiques des pétroles

52

e les bruts a prédominance naphténique, ou les cyclanes prédominent;;
e les bruts a prédominance aromatique, ol les hydrocarbures présentant un cycle
insaturé sont les plus abondants.

Des catégories intermédiaires, naphténo-paraffinique par exemple, peuvent égale-
ment €tre distinguées (figure 2.17).

HC aromatiques
+ composeés lourds (N, S, O)

\ Huiles lourdes, dégradées
Aromatiques | A ti
l -asphaltiques )
Huiles aromatiques

intermédiaires /\‘
60 L

AN
N\

BT vy o

A 50 Huiles
naphténo-
paraffiniques

Huiles

parafﬁniques/\‘ _

20

Huiles

\ naphténiques
80

n+iso-alcanes &0 60 S0 40 20 cyclo-alcanes
(paraffines) (naphténes)

Figure 2.17 - Distinction des pétroles bruts dans un diagramme ternaire
sur la base des proportions des différentes classes de composés qui les constituent.
D’aprés Tissot et Welte, 1984.

) Formes solides de pétrole

I1 existe des pétroles tres lourds, visqueux ou solides, appelés asphaltes naturels et
qui sont généralement contenus dans des sables (ou des calcaires) asphaltiques ou
bitumineux.

Sur la base de leur densité et de leur viscosité, on distingue des huiles lourdes (au-
dela de 0,93 g/cm? et 100 mPa.s) et des huiles extra-lourdes ou asphaltites (au-dela de
I g/cm? et 10000 mPa.s).

Dans ce dernier cas, le produit n’a aucune mobilité et ne peut pas étre exploité par
les procédés conventionnels.



) Formes solides de pétrole

Les huiles lourdes et extra-lourdes ainsi que les asphaltes contiennent encore des
hydrocarbures mais ce qui domine dans leur composition, ce sont des molécules com-
plexes, appelées résines et asphalténes.

Il s’agit de macromélocules complexes de haut poids moléculaire, riches en composés
aromatiques. De I’oxygene, du soufre et de 1’azote y sont également présents, ces deux
derniers étant préférentiellement intégrés dans des structures cycliques (cf. figure 2.2).

Leur poids moléculaire dépasse toujours 800 et peut atteindre plusieurs dizaines de
milliers.

La distinction entre résines et asphalténes est purement analytique, les seconds étant
solubles dans le benzeéne mais précipitant dans un solvant paratfinique 1éger (pentane,
hexane, heptane).

Les asphalteénes sont tout particulierement responsables de la densité et surtout de la
viscosité élevée des asphaltes.

On observe aussi dans les pétroles solides ou tres visqueux des carbenes et carbénoides,
qui sont des composés a structure plus condensée (en feuillet) et tres pauvre en hydrogene.

Huiles extra-lourdes et asphaltes sont souvent riches en soufre avec des teneurs
variant de moins de 1% a plus de 10 %.

Les métaux peuvent atteindre jusqu’a 150 ppm de nickel et 1200 ppm de vanadium.
Ce sont des produits relativement polluants et a éliminer impérativement.

La gilsonite

© Dunod — Toute reproduction non autorisée est un délit.

. La gilsonite, également appelée uintahite du nom du bassin d'Uintah, est un
. asphalte solide constitué d'un mélange d'hydrocarbures lourds (principalement des
:  asphalténes auxquels s'ajoutent quelques hydrocarbures saturés et aromatiques).
Elle ressemble a de I'obsidienne (sans aucun rapport génétique cependant) du fait
de son aspect brillant et de sa cassure conchoidale (figure 2.18).

Figure 2.18 - Echantillon de gilsonite. Cliché Francois Gelin (Total).

Découverte et exploitée dans les années 1860 dans le bassin de |'Uintah (Utah et
Colorado) par Samuel H. Gilson, la gilsonite se présente sous forme de veines au
sein des formations éocénes et oligocénes du bassin (figure 2.19).
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Figure 2.19 - Ancienne exploitation d'un filon de gilsonite
dans le bassin de I'Uintah (Utah). Cliché Patrick Sorriaux (Total).

Les veines ont une largeur qui va du millimetre a plus de 5 métres, et les plus longues
peuvent se propager sur plusieurs kilomeétres (jusqu’a 39 km mais généralement
moins de 5 km).

Ce réseau fissural aurait été formé par de la fracturation hydraulique naturelle
(détails explicités au chapitre 3) engendrée par des surpressions de fluides pétro-
liers précoces dans les argiles du Membre Mahogany Ledge au sein de la formation
éocene des Green River Shales.

La plupart des dykes sont en effet enracinés dans ce niveau et recoupent vers le
haut les formations plus jeunes, mais certains pénetrent aussi des formations plus
anciennes.

La gilsonite présente d'ailleurs les mémes caractéristiques géochimiques (distribu-
tion des hydrocarbures, composition isotopique...) que les extraits des roches du
Membre Mahogany Ledge (roches-meres de type lacustre).

Sur la base des biomarqueurs présents dans la gilsonite, il est démontré qu'il s'agit
de fluides pétroliers formés trés précocement puisque les conditions thermiques du
bassin n'ont pas encore atteint le stade classique de la fenétre a huile (PRV équiva-
lent < 0,5%, cf. §5.1).

Il est probable que ces dykes se soient formés lors du pic d’enfouissement du bassin
de I'Uintah entre 35 et 10 Ma.

L'expulsion brutale de I'eau aurait généré un systéme fissural par hydrofractura-
tion et aurait ensuite permis la précipitation de limonite, calcite et chlorite sur les
épontes des dykes suivie de I'injection de bitume ensuite solidifié en gilsonite.

La gilsonite a été exploitée comme additif pour la boue de forage, pour ses
propriétés hydrofuges, dans des asphaltes routiers ou des papiers bitumineux, mais
aussi comme pigment pour la fabrication d'encres et peintures, et enfin comme
élément dans des poudres explosives ou comme électrode.
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Le cas particulier des charbons

- Lalague japonaise noire des Ford T, la célébre automobile fabriquée de 1908 a 1927
. parla compagnie Ford, était a base de gilsonite.

- D'autres types d'hydrocarbures solides qui portent souvent des noms locaux
. (albertite, anthraxolite, grahamite...) existent de par le monde. Cette classifica-
: tion n'est d'aucune utilité pour décrire |'origine de ces produits et il est nécessaire
- pour les distinguer de mesurer leur point de fusion, leur solubilité et leur composi-
. tion élémentaire (C, H, O). Sur la base des biomarqueurs qu'ils contiennent, il est
. possible de reconnaitre s'il s'agit de bitumes précoces ou tardifs. En effet, la plupart
: des bitumes précoces sont directement présents dans ou a proximité de leur roche-
. meére alors que ceux tardifs ont généralement migré sur de longues distances et ont
. été intensément altérés par la biodégradation (cf. chapitre 5).

Le cas particulier des charbons

Certains auteurs estiment que les charbons, roches sédimentaires organiques et com-
bustibles fossiles, sont assimilables a une forme solide d’hydrocarbures.

Il est vrai que, comme les pétroles, ils sont constitués principalement de carbone mais
aussi d’hydrogene, d’oxygene, d’azote et de soufre.

Cependant, nous considérons dans cet ouvrage qu’ils ne peuvent tre restreints a une
définition chimique et que la géologie des charbons est tout aussi complexe que celle
des pétroles et nécessiterait que leur soit consacré un volume spécifique.

Il sera toutefois question des charbons dans cet ouvrage car ils peuvent étre a I’ ori-
gine, en tant que roche-mere, de la présence d’hydrocarbures gazeux (le méthane des
coups de grisou) et liquides (pour certains champs d’huile, notamment en Indonésie ou
dans le delta du Niger) ; ce sujet sera abordé plus en détail dans le chapitre 5.

Les gaz associés au charbon', appelés coal bed methane (CBM) ou coal seam
methane (CSM), sont exploités soit en veines par désorption (a grande échelle aux
Etats-Unis et en Australie), soit en captage direct du gaz (ou grisou) sur d’anciennes
galeries de mines post-exploitation (nord de la France et Lorraine notamment).

Le produit de ce type d’exploitation est alors nommé CMM (coal mine methane).

En Australie, il y a des productions de gaz de charbon qui sont stockées dans des
réservoirs conventionnels pour utilisation ultérieure en usine de liquéfaction de gaz
(Gorgon LNG).

Le principal probleme de ces productions de méthane de charbon est d’extraire pré-
alablement I’eau des veines de charbon, dans des conditions de fractures particulieres,
des pseudo-clivages appelés limets (cleats en anglais), puis ensuite de procéder a la
désorption du gaz. C’est 'incertitude principale de ce type d’exploitation et son écueil
éventuel au niveau économique, en raison des fortes et parfois longues productions
d’eau qui préludent a celle du gaz.

1. Essentiellement le méthane, également appelé grisou, redoutable cause d’accidents dans les exploi-
tations miniéres.
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Chapitre @& L .
Conditions physiques

des roches
et des fluides
dans les bassins

IntrOdUCtion ................................................................................................................................... ;

Dans ce chapitre, ce sont essentiellement les évolutions des pressions de pore et des tem-
pératures des aquiféres, ainsi que les conditions PVT (pression, volume, température) de
ces derniers et leur relation avec les pétroles, qui sont traitées.

La caractérisation des roches-méres, celle des réservoirs et celle des couvertures, bien évi-
demment liées a ces phénomeénes, sont entierement détaillées dans le chapitre 6, qui
porte sur le systéme pétrolier et ses composants.

B Objociiis [— g e—

GEGSEIETY comment les fluides évoluent ¢ i @) La pression de pore
et se déplacent sous I'action des pressions  © | ) La température
et des températures dans les bassins 6 Le rdle de l'eau

sédimentaires. : ,
) Les relations entre les pressions

la mesure de pression de pore, et les températures
qui peut étre qualifiée d’outil principal pour les fluides pétroliers

, s 1o . e
du géologue pétrolier! B La compaction des sédiments,

les régimes de contraintes, les
pressions normales et anormales
3 Les méthodes d'évaluation
des pressions des roches
€ Les notions paralleles
de capacité et d'intégrité
de rétention des roches

€D La pression de pore

Par définition, une pression est le rapport d’une force, exprimée en newtons, sur une
surface exprimée en metres carrés, I'unité du systéme international étant le pascal, ou
newton par métre carré.
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En général, on utilise le bar ou le mégapascal comme unité ainsi que, souvent, la
livre par pouce carré (psi pour pound per square inch), I’industrie pétroliere étant trés
marquée par les Anglo-Saxons.

Par définition, les solides transmettent les forces, et les fluides transmettent les
pressions, c¢’est pourquoi les roches peuvent se déformer et, quand elles deviennent
compactes, ne plus présenter de pression effectivement mesurable.

Les mesures de pression dans les forages pétroliers se font lors de tests au cible
(cf. chapitre 8) ou lors de tests de production, appelés aussi DST (drill stem tests), ou
bien en cours de production dans le cas d’un gisement en exploitation.

La pression absolue P, correspond a la somme de la pression mesurée, ou pression
relative, et de la pression atmosphérique P, qui est de 1 bar, soit 14,5 psi, en condi-
tions météorologiques normales au niveau de la mer.

Le niveau de référence est le niveau moyen de 1’eau des océans: NM (niveau de la
mer, niveau marin moyen) ou MSL (mean sea level).

La pression hydrostatique est calculée suivant la formule :
Pa = (prg) + Po
avec:
e Zla profondeur de la mesure par rapport au niveau de la mer;
e p;la densité moyenne du fluide considéré ;

e g la constante de gravité, ou accélération de la pesanteur, valant 0,09806 bar/m ou
0,009806 MPa/m ou 9,806 m/s?.

Il faut soustraire de la profondeur mesurée au puits la hauteur de la table de rota-
tion, évaluée par rapport au niveau de la mer, qui est le niveau de référence (20 a 30 m
ordinairement).

A terre, il faut de plus tenir compte de 1’altimétrie pour se ramener au niveau de la
mer.

Le gradient de pression exprimé parfois en densité de boue équivalente (dbe, ou
emw en anglais pour equivalent mud weight) est calculé par la formule (figure 3.2):

dpP

P p-emw-g
ou dP est la différence de pression, dZ = Zp — TR (avec Zx la profondeur mesurée
par rapport a la table de rotation, et TR la hauteur de la table de rotation de I’appareil de
forage) et g la constante de gravité, ou accélération de la pesanteur.

En conditions hydrostatiques, une valeur croissante de la densité de boue équiva-
lente (dbe) va traduire une salinité de plus en plus élevée: de 1 dans le cas d’eau douce
jusqu’a 1,2 (valeur minimale obtenue pour une saumure saturée salée, 200-250 g/l de
salinité).



© Dunod — Toute reproduction non autorisée est un délit.

La pression de pore

Evaluation d'une pression hydrostatique

TR OU RKB (Table de Rotation ou « Rotary Kelly Bushing »)
20-30 m/niveau mer

<— NM : niveau de la mer

Epaisseur de la tranche d'eau

<—Fond de la mer

Pa=(Z-Pf-g)+Po

Z!NMzszR_TR
Pf = densité moyenne du fluide présent
g = gravité (accélération de la pesanteur)
= 0,09806 bar/m
ou 0,009806 MPa/m
ou 9,806 m/s?

<— Profondeur Z,,,

Figure 3.1 - Calcul de la pression hydrostatique. Document Total.

Gradient de pression < densiteé de boue équivalente

> TR | | . Po Pa Pressions
<—Niveaude

TR

la mer

dP/dZ=p -dbe-g

<—Fond de dP = Pa-Po en bar

la mer

oudZ=2Z_enm_.
g = 0,09806 bar/m

emw = dbe

f—
Objectif

.\1’2 1 4 1 6 “'\‘1,8 2

dZ=2Z -TRenm_

Gradient de pression

.22

emw emw emw emw emw

emw

Figure 3.2 - Principe du calcul du gradient de pression et de la densité de boue

équivalente (emw). Document Total.
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On va parler de surpression (OVP, pour overpressure) quand celle-ci sera supérieure
a la pression normale (P,), qui correspond a la pression hydrostatique, pour une densité
d’eau douce, soit 1.

La surpression se situera par définition entre la contrainte verticale S,, ou Sy,
contrainte géostatique liée au poids des sédiments (overburden gradient) en régime
d’extension normale, et la pression normale P,,.

Cette surpression est celle de I’aquifere et on exprimera la densité de boue équiva-
lente parfois en densité d’aquifere (D,,, water density, a ne pas confondre avec la dbe
ou emw).

\», Surpression (OVP en anglais)
“3_\ (exces de pression : ExPr)
e
..\
\\ ExPr < Sv-Pn
1%} =\
L -.\\
T "\
= N
S A\
f . Pn ", \\
= .
® "\
£, s
= o) S\
5 3 4.
a 23 ovP
“a“’@_ & \
?%@3 & \\ Grdt # 2,3g/cc
B AN 1 psifft
% AN
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5000 Dw=1 ", \\DW—1,2
500 1000

Pression en bars

Figure 3.3 - Evaluation de la surpression. Document Total.

A I'inverse, on parlera de pression sous-normale quand elle sera inférieure 4 P,, la
pression normale.

Ces cas peuvent exister bien évidemment quand le gisement en production voit sa
pression d’aquifére diminuer par déplétion (diminution) par rapport a la pression ini-
tiale, aussi appelée pression vierge, de 1’aquifére du gisement d’hydrocarbures.

Le réle original du permafrost...

60

On connait aussi des exemples en domaine arctique terrestre ou le permafrost (qui
correspond a un sol et a des sédiments gelés jusqu’a parfois 1000 m de profondeur)
se développe de facon définitive ou saisonniere (hiver/été).

Dans ce cas, a la colonne d’'eau théorique (p-g-h) depuis la surface du sol se subs-
titue un équivalent solide déplacant le niveau d'eau libre a la base du permafrost
et donnant donc des pressions sous-hydrostatiques par rapport au niveau de réfé-
rence (NM).
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La pression de pore

Dans ces domaines également, les phénomenes de création d'inlandsis et de fonte
de la glace ont pu entrainer des phases de pressurisation et de dépressurisation
des structures pétrolieres avec des changements de phase possibles (huile — gaz
par libération du gaz associé: augmentation du gas oil ratio, GOR). En fait ceci peut
chasser I'huile vers les bordures des bassins concernés, phénomene centrifuge qui
s'apparente a I'effet Gussow de migration ségrégative (cf. § 2.1 du chapitre 6).

En Norvége par exemple, dans la zone ouest/sud-ouest de la mer de Barents, des
gisements d’huile ont pu se transformer partiellement ou totalement en gaz voire
se vider compléetement quand le phénomeéne est couplé a une phase tectonique
conduisant a basculer les structures concernées.

La pression relative a un fluide donné: eau, hydrocarbure (gaz, gaz a condensat,

huile 1é€gere, huile lourde...) se calcule par la méme équation que décrit plus haut, soit
dP/dZ = pyg.

Pression due a une colonne de fluide

Po Pression (psi/bar/Pa)

Eiu Huile Gaz

Le gradient de pression
est fonction de la densité du fluide

dP/dZ = Pf- g

Pgaz ~0,1-0,5
Phuile ~0,5-0,9

Peau ~1,0 (douce)
~1,2 (salee saturée)

Hauteur en métres

1 bar < 10,1972 m d'eau 10 m eau « 0,980665 bar

Figure 3.4 - Calcul du gradient de pression pour une colonne de fluide donné.
Document Total.

La poussée d’Archimede va créer un effet de flottabilité (buoyancy), qui sera dépen-

dant de la différence entre la densité de ’eau et celle de I"hydrocarbure.

Son effet sera mesuré par le produit de la différence entre la densité de 1’eau et celle

de I’hydrocarbure par la constante g (I’accélération de la pesanteur) et par la colonne
d’hydrocarbure exprimée en metres.

Il est fondamental, en exploration pétroliere, d’€tre suffisamment prédictif sur la

colonne d’hydrocarbure attendue et sur la profondeur du réservoir: si elle n’est pas prévue
(ou mal prévue), il y aura risque d’éruption; a I'inverse si elle est correctement prévue,
on pourra controler le forage en toute quiétude en augmentant la densité de la boue.
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Effet de flottabilité des hydrocarbures
(« Poussée d'Archiméde »)

Pression (psi/bar/Pa)

Eau Huile Gaz

Phc (huile) < Phc (gaz)

Colonne

Z en métres

FWL
(« Free Water Level »)
ou plan HC - Eau
La présence d'un fluide plus léger que I'eau
quelle que soit sa salinité crée

une pression supplémentaire Phc
au sommet (créte) du piege

Figure 3.5 - Principe de la poussée d'Archiméde et de la pression
due a une colonne de fluide. Document Total.

Evaluation de la flottabilité / Poussée d'Archiméde

Phc = (Pw - Phc)-g- H

Créte structurale Phc

\ Huile ou Gaz
H N (ici huile)
\
\
hY
L FWL
Pw = densité de I'eau de formation
Eau

Phc = densité de I'hydrocarbure
g = gravité
H = colonne d'hydrocarbure

Figure 3.6 — Evaluation de la pression d’hydrocarbure P;.. Document Total.

Par exemple, une colonne de 1000 m d’huile de densité 0,7 induira un exces de

pression de 30 bar, une colonne de 1000 m de gaz de densité 0,2 induira un exces de
pression de 78 bar.

L’évaluation des exceés de pression (AP) de I’aquifeére par rapport a la pression
normale peut se faire par la différence

OVP (surpression) — P, (pression normale)
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La pression de pore

ou bien en utilisant le potentiel hydraulique qui, s’il est positif, traduit directement
I’exces de pression a un rapport de 10 et a la constante de gravité g pres.

La formule reliant le potentiel hydraulique a la pression de pore est donnée en
figure 3.7.

Notion de potentiel hydraulique

Niveau topographique

______________ - NM (Référence)

----- t4---------—-- Aquiféfe de densité Pw (g/cm?) et pression Pp en bar.a (bars absolus)

Profondeur verticalisée
par rapport au niveau de la mer

H = hauteur potentiométrique = potentiel hydraulique
= colonne équivalente d'eau au-dessus du niveau de la mer

Variation de potentiels hydrauliques

M H > 0 dans l'aquifere — Réservoir surpressurisé ou en « surpression »

Niveau de
la mer

Réservoir en conditions hydrostatiques — H=0

H < 0 dans I'aquiféere — Réservoir déplété ou sous-pressurisé (en « sous-pression »)

Conversion de pression en pseudo- ou vrai potentiel

Potentiel hydraulique (niveau pseudo-potentiométrique)
P (MPa) - 101,97162
Pw

avec Pw densité de l'eau = 1

H (m) = -TVDSS (m)

- Potentiel hydraulique (niveau piézométrique) | Pf(g/cm®) = [ bar/m] x 10,1972
= [kgflcm2.m] x 10

P (MPa) - 101,97162

H (m) = - TVDSS (m) TVDSS = profondeur verticalisée

par rapport au niveau de la mer
Pw = densité de I'eau de formation (S8 : subsea, ou niveau mer)
1a12 J

Pw (g/cm?)

Figure 3.7 - Variation de potentiel hydraulique, et définitions du vrai potentiel
(piézométrique, utilisant la densité de I'eau de formation) et du pseudo-potentiel
(utilisant une densité de 1: densité de |'eau douce). Document Total.
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9 La température

W/m/K 0
Charbon
Argiles
Silts
Grés

Classiquement, la température de fond de puits (BHT pour borehole temperature) est
mesurée lors des acquisitions diagraphiques ou lors des tests.

Il convient de la corriger de I’effet thermique refroidissant de la boue (méthode de
correction dite de Horner par exemple).

Les courbes de température rapportée a la profondeur permettent de calculer des
gradients géothermiques, exprimés en degrés Celsius ou bien Fahrenheit par 1000 m
ou par 100 m.

Le flux thermique correspond a I’énergie transmise a travers une surface donnée,
il s’exprime en milliwatts par métre carré (mW/m?) ou en unités HFU (heat flow unit,
avec 1 HFU = 42,8 mW/m?).

Le flux thermique varie suivant la nature de la croiite terrestre sous-jacente.

En domaine de croiite continentale, une composante radiogénique s’ajoute au flux
par rapport a ce qui se passe en domaine de crolite océanique ou en crolite amincie.

En régime purement conductif, le flux thermique est relié au gradient thermique par
la loi de Fourier:

Flux thermique (HF pour eat low) =
Conductivité thermique (L) X Gradient thermique (grad 7)

Soit: HF = L-grad T.
La conductivité thermique dépend des lithologies et des porosités des roches concer-

nées: plus faibles pour les argiles, elle augmente fortement pour les grés, carbonates et
surtout le sel (figure 3.8).

Température T

Forte conductivité
(sables, carbonate...)

05 1 15 2 25 3 35 4 45 5 55 6

Faible conductivite
(argiles, silts...)

Calcaires

Dolomie

Profondeur

Sel

Forte

Granite
Basalte
Péridotite

conductivité

64

Flux de chaleur constant

Figure 3.8 - Variations des conductivités thermiques suivant la lithologie
et la composition des roches. Document Total.
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Le réle de I'eau

Le flux thermique varie en fonction de la nature lithologique des socles sous les
sédiments: il est donc en relation directe avec les contextes géodynamiques (figure 3.9).

f Contribution radiogénique

® Sédiments S
o . S 0-5 mW/m?
- Radioactivité, Gamma ray API
- Fortes variations en fonction C Sup. basaltique : environ 0 mW/m?

de sa nature et de son age

- Habituellement décrites comme des

variations exponentielles / profondeur f
A= Ao exp (-2/zc) Cinf mafique : 0 8 20 mW/m?

|

® Manteau lithosphérique M| 30 - 40+ km

- Varie avec |'adge et la composition
de la lithosphére

- Base = limite lithosphére/ M Péridotites : 0 mw/mz
asthénosphére

Moho

40 - 60 km

® Asthénosphére (limite 1 300°C) | 70 - 150 km 1300°C
= Manteau canvech ﬁ Noyau : 30 3 40 mW/m?

- Source radiogénique

H

Figure 3.9 - Flux radiogénique: contributions au flux thermique de surface.

e Le role de I'eau

3.1 L'eau souterraine

Les eaux des bassins sédimentaires, plus précisément dans leur partie souterraine au
sens hydrogéologique du terme, sont présentes sous forme d’aquiféres, ou nappes,
situés dans des roches par définition perméables.

Ces roches comprennent une zone saturée suffisamment transmissive pour permettre
un écoulement souterrain, leur porosité et leur perméabilité étant développées soit sous
forme matricielle, soit sous forme de fissures ou de fractures, soit encore sous forme
de dissolution (porosité secondaire), ou bien résultant d’'une combinaison des quatre.

La caractéristique fissurale ou vacuolaire peut avoir été obtenue par une dissolution
soit de la matrice (éléments de la roche hors porosité), soit des ciments préexistants.

Dans le cas de formations peu perméables, 1’eau peut étre stockée mais 1’écoulement
sera beaucoup plus faible, on parle alors d’aquitard.

On nomme aquiclude un milieu comportant des formations imperméables sans pro-
duction aquifere.
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Rappels sur la salinité
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La salinité de I'eau est difficilement estimable; elle n'est pas a proprement parler
mesurable puisqu’il n'y a pas d’'étalon auguel on puisse comparer un échantillon.
On ne peut pas la mesurer par analyse chimique directe, c’est-a-dire par séchage
a température élevée et pesée du résidu solide, car certains composés présents
comme les ions carbonates s'évaporent en fin de séchage.

Sachant que les proportions des constituants principaux de I'eau de mer sont quasi
constantes, le seul dosage de |'un d'entre eux permet de déduire la teneur de tous
les autres et une évaluation de la salinité. Les ions chlore, brome et iode sont faci-
lement dosables, par exemple par précipitation permettant un titrage au nitrate
d'argent. lls suffisent aux analyses de salinité.

La salinité (S) d'un échantillon d’eau est officiellement mesurée a partir de la conduc-
tivité électrique de I'eau a une certaine température et une certaine pression. Elle
est donnée par le rapport K de la conductivité électrique de cet échantillon d’eau
de mer (a 15 °C et a la pression atmosphérique normale P,) sur la conductivité d'une
solution de chlorure de potassium dans laquelle la fraction en masse de KCI est
0,0324356 (a la méme température et a la méme pression).

Si ce rapport K est égal a 1, on dit que la salinité est de 35.

L'eau peut aussi avoir été piégée sous forme initiale d'eau marine (salinité: 35 g/l)
dans les sédiments au cours de leur dépot et de leur enfouissement. On parle dans
ce cas d'eau connée.

L'eau peut également avoir été introduite dans les roches de fagcon météorique,
c'est-a-dire sous la forme de pluie et/ou de neige au niveau des reliefs et de la topo-
graphie des affleurements géologiques.

L'eau est plus ou moins salée selon qu'elle est piégée dans des zones proches de
séries évaporitiques, suivant sa température, et/ou si elle subit aussi les apports d'eau
douce météorique au niveau des impluviums (parties exposées aux intempéries).

Dans des situations extrémement confinées, I'eau peut avoir des salinités tres
élevées (250 g/l).

3.2 Les mouvements des aquiféres

Les mouvements des aquiféres sont induits par des différences de pressions et de
pseudo-potentiels créés:

par la gravité, c’est-a-dire des différences de surfaces topographiques (reliefs) dans
le cas des chaines de montagne par exemple ;

par I’établissement de pressions anormales sous I’effet de la surcharge sédimentaire
(vorr plus bas le sous-chapitre sur la compaction des sédiments) ;

aussi, éventuellement, par des différences de compositions chimiques.

Le cas gravitaire (gravity driven) est parfois nommé hydrodynamisme centripéte

(car 1l s’agit d’eau météorique provenant des bordures et se déplacant vers le centre du

bassin sédimentaire).
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Le réle de I'eau

Le cas de surcharge (compaction driven ou basin driven) est également appelé
hydrodynamisme centrifuge car il s’exerce du centre du bassin vers ses bordures. L’eau
introduite est douce car elle provient de 1’eau des argiles sous-compactées (cf. § 5).

Zone mise en charge
par les eaux météoriques Centripéte
(impluvium)

Gravitaire ou artésien

== Circulation d'eau dans un aquiféere permeable
—» Décharge limitée dans |'aquitard
<—> Différence de pression induite par les variations topographiques

Sédimentation rapide et récente

Pas de
sedimentation

P2 < P1

Pressions
normales

Pressions
elevées

— Circulation d'eau dans l'aquifére
—+» Chargement en eau de déshydratation des argiles
<—> DP : différence de pression (P1 et P2)

induite par différents taux de sédimentation

Figure 3.10 - Les différentes configurations hydrodynamiques. Document Total.
Dans les deux cas, P, et P, sont les pressions en entrée et sortie de systeme.

Quelles que soient ces configurations hydrodynamiques, elles vont systématiquement
nécessiter d’avoir un point d’entrée et un point de sortie de la circulation de I’eau.

Tres diffuses et trés lentes a I’échelle des temps géologiques (milliers voire millions
d’années), elles vont entrainer des variations bien observables tant de salinité (dimi-
nution par les apports d’eau douce) que de température (effet refroidissant typique et
mesurable par les BHT (borehole temperature) en cas centripéte.

La relation entre le pétrole et les eaux va étre gouvernée fondamentalement par les
variations de la capillarité, par les perméabilités relatives par rapport a I’eau et a I’hydro-
carbure et par les saturations en eau avec la notion de zone de transition (figure 3.11).
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Figure 3.11 - Capillarité et saturation en eau. Document Total.
RFT, MDT: cf. chapitre 6. S,, = saturation en eau.
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Le réle de l'eau

La loi de Darcy exprime la relation entre la perméabilité du drain, sa géométrie et
I’écoulement du fluide introduit dans le milieu. La formulation historique est présentée
en figure 3.12.

Q = K.A.(8P + pf.g.Z) / (Visc.L)

K : perméabilité (Darcy)
A A : surface
6P : différence de pression
» pf : densite du fluide
* g : gravité
Z : profondeur NM
Visc : viscosité
",/v L : longueur
L

Figure 3.12 - Loi de Darcy telle qu’elle a été formulée par Henry Darcy
dans son ouvrage Les Fontaines publiques de la ville de Dijon (1856).

La formulation de la loi de Darcy, initialement globale et valable pour un milieu
poreux homogene et un écoulement uniforme, est devenue locale, généralisée a des
écoulements non uniformes, tridimensionnels, et a des milieux non saturés, hétérogenes,
dont la conductivité hydraulique dépend de la teneur en eau:

j=K(h.VH

avec:
e H la charge totale, ou le potentiel total, de I’eau par unité de poids (J/N, ou m), égale
a la somme des charges matricielles et gravitationnelles ;
e K(h) un tenseur donnant la conductivité hydraulique du milieu poreux en fonction de
h, la charge matricelle par unité de poids;
e ¢ la vitesse de Darcy ou de filtration (vecteur flux volumique de fluide) (m/s).
La loi de Darcy est aujourd’hui généralisée a des fluides compressibles, exprimée
selon les propriétés intrinseques du milieu poreux et du fluide :

G = —ﬁ(ﬁp - pg)

avec:

e ¢ la vitesse de Darcy ou de filtration (vecteur flux volumique de fluide) (m/s);

e plapression (kg/m/s?);

e p la masse volumique du fluide (kg/m?3);

e U la viscosité dynamique du fluide (kg/m/s);

e g le vecteur accélération de la pesanteur (m/s?);

e k la perméabilité (m?), pouvant avoir un caractére tensoriel, dépendant uniquement
du milieu poreux.
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3.3 Les tilts hydrodynamiques, réels ou apparents

Le FWL (free water level), ou niveau d’eau libre, correspond au croisement (inter-
section au sens géométrique) des droites de pressions ou de potentiels hydrauliques
mesurées pour I"hydrocarbure et pour I’eau.

En complément de cette relation entre pétrole et eau, on peut trouver des cas ou les
mouvements de 1’aquifére vont entrainer des basculements des interfaces hydrocar-
bures/eau (plan d’eau).

Ce basculement est appelé un tilt hydrodynamique.

Lors de ces phénomenes, on observe parfois aussi un lessivage des accumulations
d’huile, qui se traduit par une perte des hydrocarbures légers concourant a un alourdis-
sement de la colonne proche du plan d’eau.

A 'extréme, il pourra se créer un anneau de bitumes appelé en anglais tar mat (cf. § 5
du chapitre 6).

Il peut en étre de méme pour le gaz avec dissolution des molécules dans I’aquifere.

O

Puits a huile Puitsagaz  Puits sec

Le pendage (o) est beaucoup
plus faible pour le gaz que pour I'huile

:| Intervalle de couverture GOC : Gas/Oil Contact
) _ GWC : Gas/Water Contact
D Roche-réservoir OWC : Oil/Water Contact

Figure 3.13 - Exemple de contact hydrocarbure/eau tilté. Document Total.

Le calcul prédictif des tilts possibles d’interface hydrocarbure/eau, dans le cas de
prospects ou ces phénomenes sont suspectés, suppose de connaitre précisément les
variations du champ de pression dans I’aquifere et donc les potentiels hydrauliques en
trois dimensions.

La formule est la suivante:

Tiltyew (m/km) = gradient hydrodynamique (variations des potentiels en m/km)
X TAF (tilt amplification factor : d/(dy, — dp,.))

De facto, ce tilt possible du contact hydrocarbure/eau peut €tre soit trés avantageux
et salutaire pour le géologue pétrolier quand il augmente la taille des accumulations
(amplification du volume dans le cas d’une structure peu prononcée et d’'un mouvement
d’eau opposé au plongement de la couche), soit trés destructeur dans le cas contraire.
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Le réle de I'eau

La présence de failles et donc éventuellement de restrictions partielles de perméabi-
lité peut aussi se traduire par un déplacement des aquiféres de part et d’autre de la faille

(figure 3.14).

Ce ne sera pas le cas si les failles sont imperméables ou, a I'inverse, bien évidem-

ment, totalement perméables.

00000
000K
000!

el

Hydrodynamisme et
restriction de perméabilité
due a la faille

du FWL

Potentiel identique

H au-dessus

H au-dessus
du FWL

90%

SWEwL

Q0
Q0

Degradation de qualité du réservoir

Hw

r

b

z
\—4 Pas d’hydrodynamisme

Faille imperméable
compartiments parfaitement

separes

Figure 3.14 — Exemple de tilt hydrodynamique apparent (schéma de droite) ou réel
avec jeu des failles (schéma de gauche). Document Total.

Il faut bien observer I"évolution typique des niveaux de pseudo-potentiels!

Il'y a deux régimes d'aquiféeres et une seule colonne d'hydrocarbure... C'est la

«signature » caractéristique de I'hydrodynamisme pétrolier.

Hw = potentiel hydraulique. FWL = niveau d’eau libre (production d'eau mobile).

Il peut aussi arriver que la présence de mauvais réservoirs (un effet de saturation en
eau qui se traduit par une zone de transition) ait un effet similaire de basculement (de
torsion plus exactement) de I’'interface hydrocarbure (HC)/eau.

Toutefois, il ne s’agit pas 1a d’un effet hydrodynamique puisque les potentiels hydrau-
liques (ou pressions d’aquiferes) des points de calage (sondages avec des mesures de
pression au-dessus de la zone de transition) sont identiques.

Il peut aussi se produire cet effet de zone de transition en conjonction avec le phéno-
mene hydrodynamique, ce qui rend bien évidemment le champ pétrolier ainsi considéré

tres hétérogene et plus complexe, par exemple le champ de Tin Fouyé en Algérie.

Pour ce qui concerne les gisements faillés, c’est la perméabilité de la faille (ou
I’évolution des perméabilités le long du plan de faille) qui régulera ou non le flux
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hydrodynamique (cf. cas de gauche de la figure 3.14). La présence d’une faille étanche
provoquera une compartimentation des aquiféres et des colonnes d’hydrocarbure (cf. cas
en bas a droite sur la figure 3.14).

3.4 Exemples de cas dans la nature

Les exemples de cas centripétes et centrifuges fourmillent dans la nature.

Un cas emblématique d’hydrodynamisme centripete est celui des séries paléozoiques
de Tin Fouyé-Tabankort étudié dans les années 1960 par André Chiarelli.

On peut aussi observer la coexistence de comportements centripetes et centrifuges
en un méme bassin. C’est le cas par exemple dans le delta de la Mahakam sur I'fle de
Bornéo en Indonésie ou bien dans le bassin de Douala au Cameroun.

L’ordre de grandeur des hauteurs de tilt (variation du plan d’eau d’une extrémité a
I’autre du champ) varie de quelques metres a 250 metres.

Les plus connus ou emblématiques parmi ces exemples se trouvent en mer Caspienne
avec les gisements géants de Shah Deniz, de Azeri Chirag-Guneshli, opérés par BP, et
de Absheron, opéré par Total, ainsi qu’au Qatar et en partie en Iran avec le champ géant
de North Dome. L histoire du chargement en gaz' de ce champ, le plus grand du monde
(cf. chapitre 1), se complexifie avec ce phénomene d’hydrodynamisme centripete peu
commun (provenant de la plateforme arabe et se dirigeant vers le golfe Arabo-persique).

@) Les relations entre les pressions
et les températures pour les fluides pétroliers

La thermodynamique des fluides des gisements est fondamentale car, en fonction des
conditions de température et de pression, les hydrocarbures auront des compositions
différentes.

Ces compositions sont étroitement dépendantes de leur enveloppe de phase et celle-
ci évolue évidemment au fur et a mesure de leur enfouissement (car les conditions de
pression et de température changent) s’ils sont pi€gés en roche-mere ou en réservoir ou
bien s’ils migrent dans un drain (cf. chapitre 5).

I. Avec un protochamp correspondant, pendant 1’Oligoceéne, au gigantesque gisement de Gavbendi
(25000 TCF) détruit ensuite par la montée de la chaine du Zagros, coté iranien.
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3 Les relations entre les pressions et les températures pour les fluides pétroliers
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Figure 3.15 — Enveloppes de phase PVT. Documents Total.

Les changements de phase se produiront suivant les conditions de pression et de
température (figure 3.15) avec une évolution propre au type d’hydrocarbure que 1’on

appelle I’enveloppe de phase.

L’évaluation des ressources disponibles en surface implique d’intégrer la dépres-
surisation des gaz lors du passage de la pression de fond a la pression atmosphérique.
On utilise pour cela un facteur volumique (formation volume factor, FVF) noté 1/Bo

pour I’huile, et 1/Bg pour le gaz (figure 3.16).
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Bo (bottom oil) est le rapport entre le volume d’huile au fond et le volume d’huile
en surface (en m?), et Bg (bottom gas) est le rapport entre le volume de gaz au fond et
le volume en surface (en m?).

Volumes d’'HC au fond

FVF = 1/Bg = 250

Cas gaz
volumes
Mm?* Mm? | en surface

Sg=0.1x |Gaz Iibre| |Gaz récupérable|

0,04 Mm?2 (0,23 Mbbl) Condensat
GCR = 2600 m¥m?®
Volume (CGR = 300 g/m?)

poreux -
1.75 Mm? 5 CF=04
,75 Mm Gaz humide 0,25 Gm
A ou 250 Mm?
(8,7 bef)

Volume utile

7 M’

FVE = 1/Bo = 0,75 Cas huile
volumes
T en surtace

Mm?

Volume de roche Huile Huile récupérable

GRV : 10 Mm?
Gaz associé
= i
(GOR = 100 m¥m?3)

(1 km x 1 km x 10 m)
Figure 3.16 - Exemple de calcul des réserves et des ressources pour |'huile
et le gaz, et principe de passage des volumes en conditions de fond aux volumes
en conditions de surface (Mbbl: millions de barils).

Le GOR (gas oil ratio) correspond a la teneur de I’huile en gaz associé. Il existe une
relation directe entre les valeurs du facteur Bg et le GOR et entre celles de 1a densité de
’huile et le facteur Bo.

) La compaction des sédiments,
les régimes de contraintes,
les pressions normales et anormales

5.1 La compaction des sédiments

Les couches sédimentaires, quelles qu’elles soient, expulsent leurs eaux au cours de
leur enfouissement.
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La compaction des sédiments, les régimes de contraintes (...)

C’est le processus de compaction du sédiment. Il dépend de la lithologie et se produit
surtout dans les premiers 2000 metres de série par une forte diminution de la porositeé.

L’eau va avoir tendance, généralement par contraste du champ de pression, a trouver
son chemin petit a petit vers la surface du sol ou des océans.

Le sel possede, de par sa densit¢é moins forte que les couches encaissantes, une
tendance a fluer et a s’extruder, d’ou son diapirisme ainsi que tous les phénomenes gra-
vitaires associés. Ceux-ci, pour mémoire, résultent des surcharges sédimentaires induites
par le fonctionnement des dépot-centres (zones d’€paississement maximal) du bassin
concerng.

Les couches sédimentaires contenant des kérogéenes au cours de leur enfouissement
suivront une évolution différente. En effet, lors de la transformation du kérogéne en
pétrole ou gaz, la porosité dans les argiles des kérogenes se libere sans eau contrairement
a la compaction sédimentaire décrite plus haut; ¢c’est une évolution différente de celle de
la stricte compaction sédimentaire.

D’ autres créations de porosité se produisent par dissolution et par création de vacuoles,
soit de facon structurale grace a la fracturation, soit de facon diagénétique. On parle alors
de double porosité, la primaire étant matricielle, la secondaire vacuolaire ou fracturale.

Porosité Porosité Porosité
de carbonates % de sable %  d'argile %
0 10 20 30 40 50 80 70
0 1 1 1 1 1 1 ]
1 -

/ m?® 1 m?
d'argile sable
silteuse argileux

2-
=
Y
C
)
5
o 37
o
c
£
o
[
o
B
5_
3
0,4 m?® Ll

56—

Figure 3.17 - Evolution des porosités en fonction de I'enfouissement
suivant la lithologie.
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Le processus de compaction et d'expulsion de |'eau des sédiments peut parfois se
traduire par la création d'un réseau typique de failles dites polygonales, comme
décrit en figure 3.18.

D’autres manifestations de ces processus de compaction sont les injections de
sables, aussi appelées injectites (sand injectites), dont on connait de beaux
exemples en affleurements dans I’Albien de la région de Sisteron dans le sud-est
de la France.

Ces injectites sont sécantes par rapport a la stratification.

Il existe des cas affectant des champs pétroliers, la zone d’Heimdal par exemple en
mer du Nord norvégienne.

Leur existence aide a améliorer le drainage de certains champs et donc parfois leurs
taux de récupération en favorisant la connectivité verticale du bas et du sommet des
gisements.

Dans certains cas malheureusement, ces injectites favorisent les arrivées plus rapides
d'eau en cours de production pétroliére.

Coupe transversale

..‘ =N
t ﬁ' o ..}nﬁ;";’\ - I‘”‘_:;?_-.
é:_f‘{*f‘\'&\ul “-!:“ “-& o ‘\\.é_ E_,,_‘
a3 *L&i \;‘1;.:- AN

‘f

LRSS :Mf 4

— Réseau polygonal

— Longueur d’onde variable
(100 m - 10 km)

— Orienté ou non

— Failles normales
—Rejet<20m

— Distance interfailles 100 m

~ Lehgeuraaim — Sédiments de granulométrie

fine typique de pente

Figure 3.18 - Failles polygonales: exemple sismique. Document Total.

Ces failles sont tout a fait particuliéres, de rejet inférieur a 20 m, avec une distance
entre failles de I'ordre de 100 m, une hauteur de 800 m.

Quand la compaction se passe normalement, le régime de pression est celui d’un
systeme drainé, la porosité est normale et évolue en diminuant avec la profondeur en
fonction de la lithologie de la roche.

Quand le systéme est mal drainé, voire ne I’est pas, il y a une anomalie de compac-
tion, en I’occurrence de sous-compaction, due au déséquilibre de compaction: cela
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La compaction des sédiments, les régimes de contraintes (...)

correspond a une anomalie de porosité et a une anomalie de pression puisque 1’expul-
sion de I’eau se fait avec difficulté.

On a décrit au chapitre 1 que ce sont ces zones de hautes pressions qu’il convient de
bien prévoir avant ou en cours de forage afin d’éviter de terribles catastrophes.

11 faut toutefois aussi en souligner les avantages pour la prospection car ces hautes
pressions permettent de maintenir des porosités plus fortes des réservoirs.

CONDITIONS DRAINANTES = PRESSION HYDROSTATIQUE
Pression

Drain

Profondeur Z

Drain

Les niveaux argileux et silteux sont microgrenus et soutenus par leurs grains.
Compaction normale : PHI (porosité) décroit avec la profondeur Z.
Les fluides sont expulsés et auto-supportés : la PRESSION est normale (Pf = Pn).

CONDITIONS NON DRAINANTES = SURPRESSION

Pression
PRes
N
: 5
: Psh 3
c
2
]
b
o
PRes
Les niveaux argileux deviennent partiellement soutenus par leurs fluides qui ne peuvent

s'échapper.
> PHI reste constante par rapport a la profondeur : les argiles deviennent
sous-compactées.
> Les fluides soutiennent une part des sédiments (S1) : la PRESSION est anormale.

Notion de « P Shale » et P Réservoir

Figure 3.19 - Systéemes drainés et non drainés. Document Total.
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Un systeme mal drainé verra ses pressions évoluer en parallele de la contrainte
lithostatique puisque c’est dans ce cas le fluide présent dans la porosité qui soutient le

poids des terrains sus-jacents et non la matrice de la roche.

5.2 Les régimes de contraintes
En régime d’extension structurale simple, la contrainte maximale S, est la contrainte
verticale S, la contrainte intermédiaire S, est horizontale, la contrainte mineure S5 est

également horizontale.
Les contraintes effectives sont calculées de la facon suivante:

S’lel—P
S’2:S2—P
S’3:S3—P

avec 8’1 > 8§, > 85
Du point de vue géomécanique, il existe trois grands types de contextes dans lesquels
la contrainte S5 s’établira de facon différente par rapport a S, et a S, (figure 3.20).

Sv = 81

TYPE |
Contexte de contrainte maximale verticale
marges passives, deltas, transtension
S3~0,75-Sv (+/-0,05)

TYPE Il
Contexte de décrochement transpressif
régime transpressif, plis en échelon...

S3=0,9-Sv (+-0,05)

TYPE Il
Chevauchement, compression,
remontée structurale
décollement, zones de plis
0,95 -Sv<83<8v

S2 S1

Figure 3.20 - Evolutions des régimes de contrainte selon le contexte structural
(Sv est la contrainte verticale). D'aprés Grauls, 1997.
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) Les méthodes d'évaluation des pressions des roches

Il est important de retenir que ces phénomenes sont liés évidemment a I’ histoire

tectonique des bassins considérés.

La relation avec les réservoirs (création de fissures) et les couvertures (fracturation)

est évidente.

) Les méthodes d’évaluation des pressions

des roches

6.1 Définitions

Les pressions de pore ne se mesurent que dans des roches suffisamment perméables,
en d’autres termes des réservoirs disposant d’une certaine perméabilité.

Il n’est par conséquent pas possible de mesurer des pressions de pore dans des
roches argileuses ou microgrenues mais des pressions de sédiments. Pour y mesurer les
pressions de roches, on utilise alors des méthodes indirectes qui font appel a la loi de
Terzaghi, du nom du physicien autrichien (figure 3.21). Le gradient d’enfouissement
(ou de recouvrement) des terrains (OBG, pour overburden gradient) est tel que :

OBG = Pression d’argile + Pression effective

4 t

Contrainte Pression Contrainte
verticale de fluide effective
Pt + oy

Loi de Terzaghi en

Plateau

S, = poids des terrains = OBG

Grains + Fluide

L3 >

Subsurface Recouvrement

OBG =

mécanique de sols

Fluide Grains
: Application simplifiée
S a la géologie pétroliére
.:1 # A Ve +
S
Pression de pore Pression
des argiles effective
Pshale + Peff

Figure 3.21 - Principe de Karl von Terzaghi. Document Total.

Connaissant le gradient du recouvrement (au niveau du puits, il est fonction de la
densité des terrains), pour calculer les pressions d’argile 1l suffit de calculer la pression

effective avec:

P Argite = OBG — P (pression effective)
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Pour calculer la pression effective, on utilise la relation de celle-ci avec la porosité
que Benjamin A. Eaton a décrite respectivement en 1972 et 1975 en termes d’anomalies
de temps de transit sonique ou de porosité ou encore de résistivité (lectures diagra-
phiques (cf. chapitre 6).

La formule de calcul est la suivante:

(0' — Ph) n
Psh = GV o : AIO
(e}

I

P, = OBG — (0BG - R,) Jobs

8
norm

avec:

e P : pression de pore;

e OBG: gradient d’enfouissement (overburden gradient);

Py, : pression hydrostatique ;

Vs © valeur du parametre observé (vitesse du son, porosité ou résistivité) ;
Viorm : Valeur du parametre en conditions normales de compaction;

n: coefficient (3 pour le transit sonique ; 1,2 pour la résistivité).

Le tout est de calculer correctement la courbe normale de compaction des argiles
(NCT, pour normal compaction trend), en prenant soin d’utiliser des points de cali-
bration vraiment argileux et de composition minéralogique de préférence équivalente.

La loi de Marion King Hubbert et de William W. Rubey décrit cette courbe NCT
comme une exponentielle, d’ou I’idée de travailler parfois en échelle semi-logarith-
mique pour la transformer en droite, ce qui est notamment plus confortable visuellement.

Pour les prospects d’exploration, la méthode consiste a échantillonner les vitesses
d’intervalle sismique pour obtenir un pseudolog sonique qui sera comparé aux valeurs
du NCT pour déceler les anomalies de pressions d’argiles.

Une fois ce travail de calcul des pressions d’argiles terminé, il faut ensuite prédire
les pressions de pore dans les réservoirs, ce qui n’est pas tout simple, les deux n’étant
pas forcément a I’équilibre.

On retiendra que, dans le cas de niveaux lenticulaires, Pres = P agile-

Pour des réservoirs bien drainés, on pourra avoir Pge, < Pargile-

On pourra en revanche observer Pgeg > P il quand on va traiter des transferts laté-
raux depuis des réservoirs au contact d’argiles en fortes surpressions (en situation plus
basse ou latérale via des drains ou des failles perméables).
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) Les méthodes d'évaluation des pressions des roches

Figure 3.22 - Détermination du NCT (normal compaction trend).

6.2 Pressions anormales

Les causes de surpressions sont multiples:

La plus fréquente et principale est mécanique et résulte du déséquilibre de compac-
tion induit par un fort taux de sédimentation: c’est ce cas qui fait aussi fonctionner
I’hydrodynamisme centrifuge.

La poussée d’Archiméde quand des composés hydrocarbonés sont piégés est bien
sir aussi une cause de présence de pressions anormales.

D’autres causes sont liées a des transformations minéralogiques comme par
exemple la transformation smectite-illite, qui libére de 1’eau.

D’autres encore sont liées a la thermicité, comme la production d’hydrocarbures par
les roches-méres en contexte de fenétre a huile et gaz (cf. chapitre 5).

D’autres enfin proviennent de variations de salinité (gamme de densité allant de
1 a 1,2, la salinité alourdissant 1’eau de formation ; le maximum étant une saumure
saturée salée).

Les surpressions peuvent étre ou non évacuées dans le temps. Certaines sont parfois

préservées méme en cas de remontée structurale, ce qui en rend la prédiction d’autant
plus indispensable pour éviter des désagréments en cours de forage.
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Les notions paralléles de capacité
et d'intégrité de rétention des roches

Deux phénomenes régissent la rétention des roches, et méme trois si on ajoute la diffu-

sion moléculaire, plus modeste en termes d’importance et de durée géologique relative :

e la pression d’entrée capillaire, qui traduit la capacité de la rétention en
hydrocarbures ;

e et I’hydrofracturation, qui traduit I'intégrité de la rétention en hydrocarbures.

Les deux phénomenes n’ont physiquement strictement rien a voir mais peuvent se
succéder en séquences sur une méme verticale, et donc sur un méme forage, compte
tenu :

e des enfouissements ;
e de la présence de couvertures;
e des régimes de pression d’aquiferes et d’hydrocarbures rencontrés.

7.1 Capacité de rétention d’une couverture

La condition pour atteindre la pression d’entrée de toute roche-réservoir ou couverture
pétroliere est que la pression d’hydrocarbure, autrement dit le supplément introduit
par la poussée d’Archiméde additionné a la pression d’aquifére, dépasse la pression
d’entrée capillaire, soit: Py, + Py, > Pe.
La pression d’hydrocarbure est donnée par I’équation suivante :
Ppe = (Pw — Pre)g-H

avec H la colonne d’hydrocarbure, g la constante de gravité, p,, et py. les densités res-
pectives d’eau et d’hydrocarbure concernés.

La pression d’entrée capillaire est donnée par I’équation suivante :

P =2 x IFT <@
.

avec IFT la tension interfaciale, © 1’angle de mouillabilité et r le rayon de pore.
Dans la nature, les fluides sont des hydrocarbures et de I’eau.

Expérimentalement, les pressions d’entrée sont mesurées puis calculées en faisant
des injections mercure-air.
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Les notions paralléles de capacité et d'intégrité de rétention des roches

Couverture
réservoir

Fuite capillaire quand Py > Pg

Phc : Effet de flottabilité
Phc = (Py - Pre)-9-H

Pe : Pression d’entrée capillaire
Pe=2-IFT-cosB/r

Pc=F/S=(2nrIFTcosB)/1r?

Pc=2IFTcosO/r \

P en MPa

IFT : tension interfaciale en N/m

0 : angle de mouillabilité en degrés

r: rayon de pore en um (micrométres)

Px=Pa-pggh
Pg=Pg-pggh
PC=PA-PB'

h Ex Pc=(pg-pa)gh

PA= PB

pg : densité du fluide
g : gravité
h : colonne de fluide en m

Ps

Figure 3.23 - Définitions de P,, P, et P.. Documents Total.

Grain

| Grain

Air

Eau

Air

Hg

Eau

Huile
| Gaz

IFT

IFT

Historiqguement :

| Jurin 1718

| Laboratoire :

Pe Hg / Air

1 Couverture d'HC :

Pe HC / Eau

La condition de fuite n’est toutefois pas completement réunie car il faut que le réseau

poreux se sature et que 1I’écoulement puisse se déclencher, au sens darcéen du terme.

Dans le cas des réservoirs, les perméabilités vont pouvoir dépasser une valeur de

| darcy voire se réduire a quelques millidarcys.

Pour les couvertures qui sont poreuses, en fait plutot microporeuses, on est dans le

monde du nanodarcy.
C’est bien la que se situe la dualité.
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Pour les sédiments clastiques, plus argileuse sera la couverture, plus efficace sera la
capacité de rétention: la pression d’entrée va augmenter de fagcon plus ou moins pro-
portionnelle a I’augmentation de la teneur en argile.

De méme fagon, une microfracturation liée a I’ activité tectonique, par exemple un réseau
d’extrados (a ne pas confondre avec I’hydrofracturation), va réduire la capacité de scelle-
ment en induisant une augmentation de perméabilité qui peut jouer parfois d’un facteur 100.

Les couvertures aux pressions d’entrée les plus fortes sont les évaporites, qui sont
trés peu perméables et non mouillables.

Parfois les limites de ces structures évaporitiques appelées cap-rocks favorisent la

migration des hydrocarbures car ce sont des lithologies hétérogeénes, souvent bréchifiées
et possédant une certaine perméabilité.

P entrée
Evaporites (sel surtout) Hglair
Carbonates compacts —

Argiles trés enfouies

Argiles peu enfouies, charbon 100 bar

Argiles silteuses

Argiles sableuses

Mode defiite » Argiles et carbonates fracturés... 1 bar
capillaire dominant Sable finement grenu

Sable trés grossier

10 bar

< 0,1 bar

Réservoir

Figure 3.24 - Pressions capillaires et lithologies. Document Total.

Notons pour terminer que, pour un méme type de roche, la pression d’entrée est plus
forte pour le gaz que pour I’huile, a profondeur et lithologies équivalentes. Ceci est di
au fait que la tension interfaciale est plus forte pour le gaz que pour I’huile (mouillabilité
a I’eau différente). Par exemple, la tension interfaciale d’une huile de densité 0,6 est de
0,025 N/m, celle d’un gaz de densité 0,25 est de 0,04 N/m.

Il faut bien retenir a ce stade que pression d’entrée et poussée d’ Archimede joue-
ront de facon différente pour le gaz et pour I'huile, d’ou parfois ’intérét d’avoir de
petits chapeaux de gaz ménageant la possibilité d’observer des colonnes d’huile plus
importantes au-dessous: gaz plus flottant mais pression d’entrée plus forte, huile moins
flottante mais pression d’entrée moins forte.
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Les notions paralléles de capacité et d'intégrité de rétention des roches

7.2 Intégrité de la rétention d'une couverture

Le concept d’intégrité de la rétention d’une couverture fait appel essentiellement a la
géomécanique et a ses applications, et plus précisément au processus d hydrofractura-
tion (ou fracturation hydraulique naturelle et non induite).

Dans ce cas, la pression d’hydrocarbure (toujours liée a la poussée d’Archimede)
ajoutée a la pression de I’aquifere doit étre supérieure a la contrainte minimale S,
c’est-a-dire que:

PhC+Pw>S3 ou PhC>S3_PW

avec:
o P,.: effet de flottabilité ou de poussée d’ Archimede, Py, = (P — Phe) g H;

e S3: contrainte mineure, critere de fuite par hydrofracturation ;

® Py, - pression normale ou anormale d’aquifere.

La prévision du risque d’hydrofracturation consiste a construire systématiquement
des courbes de contraintes minimales S5 ainsi qu’a essayer de prédire la pression d’aqui-
fere, P,,.

Ces courbes sont établies a partir des tests d’injectivité (leak off test, LOT) réalisés
en cours de forage pour qualifier I'intégrité des sabots (la base) des différents tubages
de I’ouvrage pétrolier (cf. chapitres 6 et 8).

Pour ces tests d’injectivité, de la boue est pompée dans le puits jusqu’a ce que diffé-
rents stades de réaction de la roche encaissante soient constatés (figure 3.25):

e la pression de fuite LOP (leak off pressure);
e la pression d’ouverture de fracture FIP (fracture initiation pressure);
e la pression de fermeture de fracture FCP (fracture closure pressure), qui correspond

en fait a la contrainte minimale S.

En général, pour ne pas endommager la formation lors des forages pétroliers, on
fait des FIT (formation integrity test), qui restent a priori en deca de la valeur de LOP.

Pour construire les courbes de contrainte mineure S3, on prend la limite basse des
mesures des leak off tests que I'on a a disposition comme données brutes dans le
contexte structural du bassin considéré et on se livre a un controle tres sérieux de leur
qualité (lithofacies, pressions...) (figure 3.26).

Un autre phénomene a prendre en compte est celui du couplage connu entre contrainte
et pression, qui sera avantageux parfois pour laisser :
e une certaine marge afin de pouvoir forer sans risques, notamment dans les gammes
de forte profondeur;
e une tolérance a des colonnes plus fortes d’hydrocarbures par rapport au critére
d’hydrofracturation.
En revanche, lors de la production des gisements, il conviendra de bien gérer ce phé-
nomene de couplage qui pourra générer des cisaillements et effondrements des tubages.
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Pression

FCP : Fracture closure pressure / pression de fermeture de fracture
FIP : Fracture initiation pressure / pression d'ouverture de fracture
FPP : Fracture propagation pressure / pression de propagation de fracture
FRP : Fracture reopening pressure | pression de réouverture de fracture
; ISIP : Instantaneous shut in pressure / chute intantanée de la pression
EIP LOP : Leak off pressure [/ pression de fuite

«—— Pompage |

| Ferme- |
-ture '

Ferme-

Purge ! Pompage < ure

+|<—Purge

Temps

Figure 3.25 — Exécution d’un LOT, différentes étapes de pression et de temps.

Profondeur par rapport au fond de la mer

D'aprés Gaarenstroom, 1993.

Pressions-Contraintes

Contrainte verticale :
OBG (poids des terrains)

Limite supérieure des données de pressions dans les
réservoirs pour ceux qui sont en forte surpression et
dans les cas de bassins trés matures avec donc
beaucoup de données de pressions.

Limite
inférieure
des LOP

« Leak Off Pressure »

% Pression
[T

©-%  dargile
B\
>\
%6\" Pression du
=\ reservoir
Z O\
o\
%\
2\
T
~ N\

‘O“\‘
B\

\
\

Figure 3.26 - Principe de construction d'une courbe régionale S3. Document Total.
Les colonnes respectives d’hydrocarbures (huile et gaz) sont figurées en vert et en

rouge.
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Les notions paralléles de capacité et d'intégrité de rétention des roches

7.3 Domaines respectifs de capacité
et d'intégrité des couvertures

La figure 3.27 montre qu’en fonction de 1’enfouissement des sédiments, et donc de
celui des couches couvertures, les critéres de rétention peuvent varier et se succéder
verticalement au droit du méme forage.

Ceci sera vrai selon I’évolution des pressions et des régimes tectoniques, par exemple
dans le cas d’un systeme distensif constitué de failles de glissement scellant et surmon-
tant un complexe compressif avec des €cailles chevauchantes.

C’est pourquoi il faut bien vérifier les parametres suivants quand on veut évaluer la
pression de rétention (Pg,) correspondant a la colonne d hydrocarbure (H et donc la
valeur de P, correspondante) possible d’un objet prospectif et donc les incertitudes et
les risques associés:

e A quelles lithologies avons-nous affaire (pour la pression capillaire ou pression d’en-
trée P,, cf. plus haut) ?

e Quelle est la pression d’aquifere (P, ou D,,) qui est attendue dans le réservoir
objectif ?

e Quelle est la courbe S; régionale a prendre en compte pour ce qui concerne 1’hy-
drofracturation (Pg.,.) ?

Contexte extensif régional : oy = 01

Rétention capillaire : Capacité

Pression (bar)

Pret = Prrac

Pret = Pe

£3)
EA
)
A
%

Y

£ o, = surcharge
E Pw * Phc =Py + Pe < S3
=)
S
S Critére de fracturation hydraulique : Intégrité
o
Sommet
du piége

Pret = Pshale * Pe "\

Phw

Py : Pression de l'aquifére

Pe:  Pression d'entrée

Pret: Pression de rétention

Pfrac : Pression de fracturation hydraulique

Pw * Phe = S3 < Py + Pg

Figure 3.27 - Domaines respectifs de fréquence de la capacité de rétention
et de l'intégrité de rétention, en enfouissement et en pression,
exemple pris en contexte de type | extensif.
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Chapitre ! X i .
Systeme pétrolier

et chaine géopétroliere
___________________________________________________________________________________________________________________________________

Dans ce chapitre, on introduit la notion fondamentale du systéeme pétrolier et ses compo-
santes unitaires ainsi que son évolution chronologique qui en fait sa quatrieme dimension,
en l"occurrence dynamique au cours des temps géologiques.

B Objectifs m ...............................

SCIEIES ce qu'est un systéme pétrolier . @) Qu'est-ce qu'un systéme
en statique et en dynamique. pétrolier?
la notion de chaine géopétroliere, qui B Qu'est-ce qu'une roche-mére?
sera approfondie au niveau de sa description : : [E} Qu'est-ce qu'un theme
et de la méthodologie de son interprétation : : pétrolier?
dans le chapitre 5. . @ Chronologie du fonctionnement

d’un systeme pétrolier
et moment critique
) Modélisations numériques

€D Qu'est-ce qu'un systéme pétrolier?

La définition qui en est ici donnée et qui doit étre retenue est celle d’ Alain Perrodon,
telle qu’il I’a formulée en 1982 :

« Le systéeme pétrolier (ou SP) correspond a la séquence dynamique de tous les
éléments géologiques et processus combinés qui, d’une roche-meére, utilisant le méme
“systeme de plomberie” (les chemins de migration) qui la relie a un ou plusieurs
couples de réservoirs et couvertures (la définition du ou des thémes pétroliers), conduit
a la formation d’une famille d’accumulations d’hydrocarbures génétiquement liés. »

Le terme dynamique employé€ ici est trés important car il souligne la notion du temps
géologique, souvent oublié dans cette définition.

I1 s’agit donc d’une représentation a quatre dimensions (espace et temps) de la
machine géologique a créer des hydrocarbures accumulés dans des champs pétroliers.

Le terme pétrolier s’ attache a tous les hydrocarbures (y compris biogéniques) trou-
vés dans la nature quelle que soit leur forme: liquide, gaz et méme solide (hydrates)
dés que leur concentration (saturation du réseau poreux) est suffisamment impor-

© Dunod — Toute reproduction non autorisée est un délit.

tante (imprégnations). Le terme systéme décrit I'interdépendance de ses différents
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éléments, des processus et des conditions qui permettent d’aboutir a une accumulation
d’hydrocarbures.

En méme temps que cette idée de systeme pétrolier était énoncée par Alain Perrodon,
les Américains Dow et al. ainsi que le Franco-Américain Demaison, qui étaient arrivés
aux mémes conclusions sans concertation, se sont employés a I’enrichir méthodologi-
quement en s’appuyant sur des exemples mondiaux variés et des bases de connaissances
étayées.

1.1 L'aspect statique d'un systéme pétrolier

L’aspect statique peut étre analysé précisément en considérant chacun de ses éléments

individuellement a un instant 7:

¢ unintervalle de roche-mere, qui doit correspondre sensu stricto a un systéme géné-
rateur mature, qui expulse des hydrocarbures, ou qui a fini de les expulser plus ou
moins récemment ;

e un réservoir principal qui contient un volume significatif d’hydrocarbures générés.
Cette notion de réservoir a été ultérieurement élargie a un ensemble de réservoirs
ayant un systéme d’alimentation commun;

e une des couvertures correspondantes qui participent au piégeage vertical et latéral
de ces hydrocarbures';

e la pile sédimentaire, qui recouvre la roche-mere et qui en a assuré la maturation et la
diagenése, contient les chemins de migration et affecte le comportement et la nature
des hydrocarbures lors de leur migration vers le réservoir et aprés leur stockage en
gisement.

1.2 L'aspect dynamique d'un systéme pétrolier

L’ aspect dynamique doit aussi étre impérativement étudié en individualisant le fonc-

tionnement de chacun des processus essentiels au cours du temps:

¢ La génération des différents composants des hydrocarbures sous I’influence essen-
tielle de I’augmentation de la température lors de 1’enfouissement par la pile sédi-
mentaire sus-jacente, parfois aussi dénommée morts terrains.

e La migration verticale (per ascensum, per descensum), c’est-a-dire vers le haut
et vers le bas, et latérale (per laterum) des hydrocarbures depuis 'intervalle de
roche-meére jusqu’aux réservoirs, sous le controle de parametres physico-chimiques,
dans des drains quels qu’ils soient: fractures, sables et silts suffisamment perméables
pour permettre de déclencher des écoulements. Le role des pressions est essentiel,
les fluides, eau et hydrocarbures, migrant des forts vers les plus faibles potentiels.

e Le piégeage d’une certaine quantité d’hydrocarbures migrant, en présence de couples
réservoir-couverture, et de barrieres.

1. Le couple réservoir-couverture est appelé théme pétrolier. Certains auteurs expriment le theme (ou
play pétrolier) comme un habitat pétrolier, mais ce n’est pas cette définition qui est ici choisie.



© Dunod — Toute reproduction non autorisée est un délit.

Qu’est-ce qu’un systeme pétrolier?

e Lapréservation dans le temps et dans ’espace des hydrocarbures piégés initialement.
Cet aspect dynamique des systemes pétroliers est essentiel a I’€valuation pétroliere.
En effet, toute accumulation d’hydrocarbures nécessite une bonne adéquation dans

le temps (c’est-a-dire un bon calendrier des évenements) et dans I’espace (c’est-a-dire

de bonnes liaisons roche-mere, drain, réservoir et piege) de ces éléments et de ces pro-
cessus. De plus, I’analyse fine de chacun des processus permet d’en estimer au mieux

I’efficacité individuelle.

1.3 L'efficacité d'un systéme pétrolier

De proche en proche, I’efficacité globale d’un systéme pétrolier peut étre ainsi appré-
hendée et une approche quantitative tentée a 1’échelle d’un prospect donné voire du
bassin donné (cf. chapitre 7).

Cette individualisation permet aussi de mieux cerner les incertitudes inhérentes a
chaque élément et a chaque processus et de relativiser les volumes anticipés.

Cette analyse est nécessaire pour 1’établissement de la fiche descriptive d’un objet
prospectif dans le cadre de I’évaluation de la distribution des accumulations d’hydro-
carbures d’un prospect et des probabilités associées (cf. chapitre 10).

Par convention, un systéme pétrolier se désigne par 1’accollement des noms de
son systeme générateur et de son (ou ses) réservoirs, par exemple en utilisant la stra-
tigraphie ou la lithostratigraphie :

e au Brésil: roche-mere antésalifere du bassin de Santos / réservoir tertiaire du
méme bassin, ce qui en lithostratigraphie s’intitule pour ce cas précis: Lagoa Feia /
Carapebus;

e en Aquitaine : systeme générateur jurassique / réservoirs jurassiques, ce qui se traduit
respectivement par Calcaire de Lons / Dolomie de Meillon / Dolomie de Mano;

e au Congo: systeme générateur / réservoir : Bucomazi organique / Calcaires de Toca.
Les deux derniers exemples ci-dessus font partie de ceux cités au chapitre 9.

On parle de systéme pétrolier prouvé s’1l existe localement une filiation chimique
prouvée entre un hydrocarbure et une roche-mere échantillonnée dans le bassin.

On parle de systéme pétrolier possible (ou hypothétique) si une roche-mere est
seulement connue dans le bassin (affleurement ou forage) mais dont on n’est pas slr
cependant qu’elle ait pu produire des hydrocarbures.

Enfin un systeme pétrolier sera qualifié de spéculatif quand aucune composante
(roche-mere, réservoir et couverture) n’en est connue, et méme parfois sans que la pré-
sence d’hydrocarbures ait été€ repérée: tout au plus le systeme pourra-t-il etre supputé
par analogie de contexte géodynamique, structural et sédimentaire. Il s’agit 1a le plus
souvent du cas d’un bassin dit frontier.

La chaine géopétroliére correspond a la séquence compléte et durable dans le temps
(préservée) des composants principaux (trilogie roche-mere / réservoir / couverture) et
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du calendrier pétrolier ou déroulé temporel associé au cheminement des hydrocarbures
depuis la roche-mere jusqu’au piege pétrolier.

Préservation des hydrocarbures

e Retention (capacité, intégrité)
(/= Altération
/ ® Dysmigration

/

Efficacite « COUVerture

e Géométrie du piege

Couv_le_zrture
Réservoir
Théme pétrolier o Qualités
(porosite, permeabilite, continuite...)
;‘ Réservoir | ¢ Faciés
A

Migration
des hydrocarbures

e Chemin de migration

e Focalisation des hydrocarbures

Expulsion de la
roche-mére
Efficacité »

Rétention e

in situ

Génération

des hydrocarbures

e Extension

e Epaisseur utile

e Capacite générative
e Maturité

Figure 4.1 - La chaine géopétroliére.

9 Qu’est-ce qu'une roche-meére?

Par définition, dans un bassin, une roche-mere doit étre présente, avec une €paisseur
suffisante et posséder un potentiel pétroligene, donc des kérogénes aptes a générer puis
a expulser des hydrocarbures si la saturation en hydrocarbures et le différentiel de pres-
sion entre Py, et P, sont suffisants.

Par conséquent, si ces conditions de présence, d’€paisseur et de saturation ne sont
pas remplies, le bassin sédimentaire sera stérile en hydrocarbures conventionnels, mais
il n’est toutefois pas exclu d’y trouver des ressources d’hydrocarbures de roches-meéres
retenus in situ : hydrocarbures de roches-meres ou bien parfois oil shales, qui pourront
étre produits par combustion.
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Qu'est-ce qu'un theme pétrolier?

E) Qu’est-ce qu'un théme pétrolier?

Un couple réservoir/couverture correspond, au sens francais du terme, au theme pétro-
lier, ou petroleum play, que les Anglo-Saxons! cependant décrivent avec une extension
plus vaste allant jusqu’a 1’habitat pétrolier et presque jusqu’au systéme pétrolier dans
sa globalité comme déja indiqué précédemment.

Dans certains cas, ces mémes Anglo-saxons restreignent le theme au réservoir et
utilisent des plays maps (cartes de themes pétroliers) ou ne figurent que les évolutions
du réservoir.

Nous préférons dans cet ouvrage rester sur la rigoureuse définition du theme pétrolier
comme celle de 1’association d’un réservoir et de sa couverture principale, ultime ou
supérieure.

I1 est recommandé de faire figurer sur ces cartes de themes aussi bien les éléments
concernant les réservoirs que ceux concernant les couvertures.

@) Chronologie du fonctionnement
du systéme pétrolier et moment critique

Un systéme pétrolier se caractérise tout d’abord par son extension géographique, qui
comprend I’ensemble de la cuisine? des hydrocarbures (correspondant a 1’extension et
au volume de roche-mere mature) et I’ensemble des hydrocarbures associés (décou-
vertes et indices dans les puits ou de surface).

L’extension géographique peut €tre, dans un premier temps, abordée a I’état actuel
en répertoriant toutes les manifestations d’hydrocarbures du bassin et en les rattachant,
autant que faire se peut, par des études de corrélations géochimiques, a la ou aux roches-
meres qui les ont générées.

Dans la pratique, la définition de cette extension géographique passe par I’établis-
sement de cartes de résultats pétroliers (découvertes et indices d’hydrocarbures en
subsurface et en surface).

Le second élément de caractérisation important est son extension stratigraphique,
qui concerne les relations spatio-temporelles des divers éléments entre eux, apres les
avoir identifiés individuellement.

Pour une compréhension correcte du systeme pétrolier, son étude doit étre faite
depuis 1’age supposé du début de la migration des hydrocarbures grice a des coupes
géologiques ainsi que, dans la mesure du possible, des cartes d’1sobathes reconstruites
a cette période.

1. Ace sujet, on peut notamment citer Marlan Downey.

2. Cuisine, ou kitchen en anglais, signifie le domaine géographique ou la roche-mére mature est apte a
produire ses hydrocarbures.
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Celles-ci permettent d’approcher les relations géométriques entre les différents élé-
ments du systeme pétrolier.

En effet, la connaissance de 1’évolution dans le temps des éléments et processus
d’un systeme pétrolier est absolument nécessaire pour anticiper le fonctionnement de
ce dernier: c’est la notion de moment critique.

Le moment critique correspond a cette période de migration des hydrocarbures
vers les champs découverts ou a découvrir et est en fait un intervalle de temps plus ou
moins grand compris entre le début de la génération et la fin de la migration liée a
I’épuisement du kérogene de la roche-mere parfois aussi appelé fossilisation.

En toute logique, trois conditions impératives doivent étre réunies pour 1’optimisa-
tion du calendrier pétrolier:

o Le piege pétrolier doit préexister a la génération-expulsion des hydrocarbures.

e L’age du picge doit étre postérieur a 1I’age du réservoir magasin (c’est d’ailleurs tout
aussi vral en hydrocarbures non conventionnels).

e La migration primaire et la migration secondaire doivent étre postérieures a I’age du
dépdt du réservoir magasin et de sa couverture.

Durant toute cette période critique, la migration des hydrocarbures est susceptible
d’évoluer dans le temps (cf. § 2).

Cette approche temporelle et la construction d’un diagramme résumant la chrono-
logie des événements pétroliers (events chart ou time chart) nécessitent la conversion
des profondeurs actuelles en ages géologiques grace a 1’établissement d’une courbe
d’enfouissement précise dans la partie la plus subsidente du bassin (étude régionale)
ou la plus profonde de I'aire de drainage d’un prospect particulier (étude avant forage).

La carte d’extension géographique sera ultérieurement affinée pour prendre en
compte I’extension exacte de la cuisine a huile et le cadre structural a I’époque de la
migration afin de déterminer les chemins de migration latérale ainsi que d’éventuelles
dysmigrations plus tardives (cf. chapitre 7).

Bien que I’extension géographique et stratigraphique d’un systeme pétrolier soit
souvent discutée a I’échelle d’un bassin, la notion de moment critique est beaucoup
mieux adaptée a I’étude d’un secteur de superficie plus limitée (sous-bassin ou aire de
drainage d’un prospect) car I’intervalle de temps génération-migration-accumulation y
est beaucoup plus réduit.
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Figure 4.2 — Notion de moment critique: évolution dans le temps
d'un systéme pétrolier fictif. D'aprés document Total.
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Charte des evénements du systéeme peéetrolier du graben central de mer du Nord

s ' 20 20 ' 190 . Ma | Echelle des temps
Paleozoique Mésozoique Tertiaire | 9€ologiques
Evénements
Dévo. Carbo. | Per. | Trias | Jurassique | Crétacé | Pal. | N. du systéme pétrolier

Dépot de la roche-mere

Dép6t du réservoir

Dépdét de la couverture

Enfouissement de la roche-mére

Formation des piéges

Génération / Migration /
Accumulation des hydrocarbures

Conservation des hydrocarbures

La fleche indique le moment critique lorsque
la génération des HC atteint son maximum

Intervalle de temps critique

Figure 4.3 - Exemple de charte pétroliere d'un systéme pétrolier oligo-miocéne
a fonctionnement trés récent.

Un systeme pétrolier n’est considéré comme correctement défini dans un secteur
donné que lorsque quatre documents sont disponibles a minima:

e Une charte des événements positionnant dans le temps tous les éléments et pro-
cessus. Elle permet d’1dentifier le moment critique ainsi que le maillon faible de la
chaine géopétroliere au sens de la préservation ultime de I’accumulation d’hydrocar-
bures et de la logique des composants du systeme pétrolier.

e Une courbe d’enfouissement permettant de déterminer I’enfouissement maximum et
validant I’age de la génération des hydrocarbures et le moment critique (figure 4.4).

e Une ou plusieurs coupes géologiques représentatives reconstruites pendant le
moment critique et illustrant les chemins de migration considérés.

e Une ou plusieurs cartes d’extension géographique lors de la migration avec toutes
les indications d hydrocarbures, les corrélations géochimiques disponibles et le cadre
structural de I’époque.

Ces documents doivent étre confrontés a I’ensemble des résultats pétroliers dispo-
nibles pour s’assurer de leur validité.

Ils devraient aussi toujours étre associés a une analyse post-mortem des puits secs
déja forés. Cet exercice est appelé aussi look back par les Anglo-Saxons.

L’évaluation pétroliére ne s’arrétera cependant pas a ce stade de compréhension et
d’anticipation du fonctionnement du systeme pétrolier et du moment critique.

Elle devra y ajouter un volet quantitatif sur le bilan volumétrique du systéme et sur
les caractéristiques des hydrocarbures, particulicrement important dans I’évaluation des
prospects.

Ces éléments qualitatifs et quantitatifs sont bien évidemment a intégrer dans 1’ap-
proche prospective des hydrocarbures de roches-meres.
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Modélisations numériques

B Modélisations numériques

Les modeles numériques de bassin ont ét€ développés dans les années 1970-1980 sous
I’impulsion de contracteurs! et de compagnies pétroliéres situées a la pointe de la R&D.

Les précurseurs de ces calculs numériques ont été le Russe Lopatin (géochimiste
spécialiste de la Sibérie occidentale) surtout, puis I’Américain Waples et les Frangais
Ungerer et Pelet (et I’école IFP-Beicip), en parallele du développement des techniques
de pyrolyse.

Tirant parti des nouvelles puissances de calculateurs, les modélisateurs ont
tout d’abord cherché a reproduire la genese des hydrocarbures et son déroulement
chronologique.

Pour cela il suffisait d’appliquer la loi cinétique d’ Arrhenius.

Ensuite, de facon a recréer I’évolution dans le temps du bassin, il a fallu équilibrer
au sens structural la géométrie des coupes ou blocs en trois dimensions en les décom-
pactant comme indiqué plus haut.

Avec le temps, les modeles se sont améliorés et désormais ils intégrent et gerent :

e la géométrie du bassin;

e les pressions (loi de Terzaghi et loi de Darcy);

e la température (équation de Fourier);

e la génération des hydrocarbures (craquage compositionnel du kérogene et des
liquides en gaz);

e la migration diphasique non miscible (saturation, composition des hydrocarbures,

GOR, densité des liquides...).

L’étude de la genése des hydrocarbures, devenue multi-composants ou multi-
compositionnelle, est désormais représentée par une série de réactions de craquage
moléculaire primaire en parallele.

Les cinétiques de laboratoire sont extrapolées en fonction des temps géologiques et
de la température qui figure dans 1’équation d’ Arrhenius.

[’expulsion (ou migration primaire) est simulée aussi par les modeles qui rendent
compte du fait que les fluides expulsés sont différents des fluides générés.

Dans les modeles, on a également introduit la migration avec des contraintes de flot-
tabilité ou de poussée d’ Archimede ainsi que de forces capillaires.

Les flux darcéens sont gérés tant pour rendre compte de I’impact des surpressions
d’aquiféres que des mouvements hydrodynamiques (compaction, fracturation...) sur la
migration des hydrocarbures.

L’interaction des phénomenes PVT permet aussi d’évaluer I’influence de la dyna-
mique des flux thermiques et des mouvements de fluides sur le systéme pétrolier.

1. Beicip-Franlab/[FP (Matoil, Temis...), Basinmod relayés ensuite par IES Petromod.
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Figure 4.4 - Genese d'huile et de gaz et notion de moment critique. Document Total.

Figure 4.5 - Exemple de modélisation pétroliére 2 dimensions. Document Total.
Les petites fleches rouges indiquent le cheminement des hydrocarbures (c'est le
processus de la migration des hydrocarbures qui est ainsi reproduit).

Remarque: le sel est en mauve, les sables en jaune clair et les argiles en vert.

Génération d’hydrocarbures (m3m?3)
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Figure 4.6 - Principe des cinétiques de transformation des composants

du kérogéne.
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S ET 5 P
Génération

des hydrocarbures

IntrOdUCtion ................................................................................................................................... )

Les hydrocarbures prennent naissance dans des formations sédimentaires riches en
matiere organique que l'on qualifie de roches-meres pétrolieres ou roches-méres du
pétrole. La matiére organique qu’elles contiennent (kérogene) se transforme lentement
au cours du temps sous |'effet de la température, qui augmente avec I'enfouissement, et
génere des hydrocarbures. Cette premiére étape de la chaine géopétroliere fait I'objet de
ce chapitre.

B Objectiis | — ., s __:

les premiéres étapes de la chaine . D Les constituants principaux
géopétroliere depuis le dépot du kérogéne  © ¢ de la matiere organique vivante
jusqu'a la formation des hydrocarbures. i i B Les milieux de dépét favorables

a |'accumulation
et a la préservation
de la matiére organique

E) Les transformations postérieures
au dépot de la matiere
organique

o Les constituants principaux
de la matiére organique vivante

Tous les organismes vivant aujourd’hui sur notre planete sont constitués de biomo-
lécules organiques qui, bien que trés diversifiées et dans des proportions qui varient
sensiblement au sein des différents regnes (bactéries, archées, protistes, champignons,
végétaux ou animaux), peuvent étre classées en quelques grandes catégories :

e Les protéines sont des polymeres d’acides aminés associés les uns aux autres par des
liaisons peptidiques. Elles constituent généralement une part importante de la matiére
organique. Assez facilement solubles dans I’eau, elles sont cependant rapidement
dégradées apres la mort des organismes, méme si certaines protéines fibreuses sont
nettement plus résistantes (par exemple la kératine des poils, plumes, ongles, cornes
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des mammiferes, etc.).
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e Les glucides — ou carbohydrates — regroupent les sucres et leurs polymeres. Ils for-
ment une part importante des tissus biologiques et sont une source d’énergie pour
les organismes. Les plantes chlorophylliennes et certaines bactéries produisent les
glucides dont elles ont besoin grice a la photosynthése. Les autres formes de vie,
incapables d’une telle activité synthétique, dépendent donc essentiellement des végé-
taux qui constituent leur source de glucides et forment ainsi la base de la chaine
alimentaire. Chez les végétaux, les principaux carbohydrates sont la cellulose — poly-
mere du glucose et principal constituant du bois —, I’hémicellulose et la sporopollé-
nine présente dans les spores et grains de pollen. Chez les crustacés et les insectes,
I’exosquelette est constitué de chitine. Chez les vertébrés, on trouve également des
carbohydrates dans le cartilage, les os et divers autres tissus.

e Les lipides désignent un groupe hétérogene de composés insolubles dans I’eau mais
solubles dans des solvants organiques. Leur importance biologique est double: leur
dégradation libére une grande quantité d’énergie et ils comptent parmi les constituants
fondamentaux des membranes cellulaires. Les lipides sont en général répartis en deux
groupes, selon leur composition chimique: les lipides simples, qui comprennent les
acides gras, et les lipides complexes, contenant des éléments supplémentaires tels le
phosphore (phospholipides), I’azote ou le soufre. Les lipides, insolubles dans 1’eau
et souvent plus résistants chimiquement que les autres molécules du vivant, jouent
un grand role dans la genese du pétrole. On constate en effet une étroite parenté
chimique entre certains hydrocarbures et des lipides, notamment a travers ce que I’on
appelle les fossiles géochimiques ou biomarqueurs (cf. encart 5.1).

o A ces composes, il faut ajouter la lignine, polyphénol de haut poids moléculaire qui
impreégne la paroi des vaisseaux du bois et de diverses cellules végétales, les rendant
résistantes, imperméables et inextensibles. Enfin, les tanins et les pigments, notam-
ment ceux chlorophylliens, sont fréquents dans le régne végétal.

Les proportions de ces constituants différent bien évidemment suivant les groupes
d’organismes (tableau 5.1). Protéines, glucides et lipides sont des molécules communes
a tous les €tres vivants depuis plus de 3,5 milliards d’années alors que la lignine ne se
rencontre que depuis la conquéte des continents par les végétaux vascularisés au cours
du Dévono-Carbonifere.

Les archées et les bactéries sont formées majoritairement de protéines et de polysac-
charides mais certaines peuvent renfermer jusqu’a plusieurs dizaines de pourcents de
lipides. Le plancton marin et lacustre, notamment les algues microscopiques, est com-
posé essentiellement de protéines et de glucides. On peut également rencontrer un fort
pourcentage de lipides dans le phyto- ou le zooplancton marin (diatomées, radiolaires
par exemple). Les mousses, les lichens et les plantes aquatiques sont constitués princi-
palement de glucides et ne contiennent pas de lignine. Le bois des plantes supérieures
est essentiellement formé de cellulose et de lignine. Les graines, les cires et les résines
contiennent une importante proportion de lipides, que I’on peut retrouver parfois dans
les débris des feuilles des végétaux.
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Tableau 5.1 — Composition chimique (en % de poids) de différents groupes
d’organismes vivants. D'aprés Hunt, 1979 et autres sources.

Organismes Protéines Glucides Lipides Lignine

Bactéries

- Moyenne 60 30 10 -
Végétaux

— Epicéa (bois) 1 66 4 29
— Cheéne (feuille) 6 52 5 37
— Sapin (aiguilles) 8 47 28 17
— Phytoplancton 23 66 1 0
— Diatomées 29 63 8 0
— Lycopodium (spore) 8 42 50 0
Animaux

— Zooplancton 60 22 18 0
— Copépodes 65 25 10 0
— Invertébrés supérieurs 70 20 10 0

Si les bactéries et les végétaux dominent largement sur les animaux en termes de
masse, tel ou tel groupe d’organismes, en fonction des écosystemes et de leur dyna-
mique dans le temps et ’espace, se développera voire dominera les autres, ce qui aura
une incidence directe sur la composition chimique de la matiére organique qui y sera
produite. Ainsi les environnements dominés par les végétaux supérieurs auront, entre
autres, une signature aromatique due a la présence de lignine, alors que les environ-
nements lacustres, o dominent les algues et les bactéries, auront une signature plus
lipidique. En effet, les protéines et les glucides qui constituent pourtant I’essentiel de la
biomasse bactérienne et algaires sont rapidement dégradées a la mort des organismes.

I faut garder présent a I’esprit que la diversité biologique actuelle est le fruit d’une
lente évolution et d’une diversification au cours des temps géologiques. Ainsi, par
exemple, ’apparition des plantes supérieures ligneuses au Dévonien ou celle des diato-
mées au Crétacé ont apporté, par les composés qui leur sont spécifiques, une signature
moléculaire originale aux roches-meres pétroliéres.
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Un biomarqueur est une géomolécule présente dans les sols, les sédiments ou les
: pétroles et dont la structure est semblable 3 celle d’'une biomolécule du vivant.
La trés grande majorité des biomarqueurs provient de lipides, composés moins
biodégradables que les protéines et les glucides.
: Au cours de |a biodégradation et de la diagenése des sédiments, ces lipides perdent
: une grande partie de leurs fonctions chimiques (double liaison, fonction oxygénée),
: pour ne conserver que leur squelette hydrocarboné.
De maniére générale, les biomarqueurs sont d'autant plus intéressants que leur
. structure est complexe et/ou que leur origine est restreinte. Il s’agit alors de véri-
. tables fossiles moléculaires qui peuvent permettre d'identifier les organismes
sources dont ils sont issus, étre utilisés comme des marqueurs des conditions de
dépot (paléosalinité, paléo-oxygénation, paléotempératures des eaux, etc.) ou
encore servir a définir le degré de maturation des sédiments ou des pétroles.
Les principales familles de biomarqueurs utilisées dans la reconstitution de la matu-
. rité thermique de la matiére organique ou d'une huile sont celles des stéroides, des
hopanoides et, dans une moindre mesure, des porphyrines.
: En géologie pétroliere, les biomarqueurs sont couramment utilisés pour établir des
. corrélations entre les huiles et leurs roches-meéres.

€) Les milieux de dépét favorables
a I'accumulation et a la préservation
de la matiere organique

2.1 Mécanismes d'accumulation de la matiére organique

Apres la mort des organismes, leurs cadavres subissent de nombreuses attaques qui
conduisent inéluctablement au recyclage complet des tissus. Pour que la matiere orga-
nique sédimente et se fossilise, il est nécessaire qu’elle soit préservée de ce recyclage au
moment de son dépot. C’est méme une condition essentielle de 1’existence d’un systéme
pétrolier. Cela nécessite généralement un milieu pauvre, voire dépourvu, en oxygene car
les mécanismes de dégradation anaérobies sont plus lents que les mécanismes aérobies.

Un autre facteur important est évidemment le flux de matiere organique qui sédi-
mente. Plus il est élevé, plus les chances de préservation sont grandes car dépassant
les capacités de recyclage du milieu. Les milieux a forte productivité, tant a terre qu’en
mer, sont donc en premier lieu ceux qui permettent de générer de futures roches-meres
pétrolieres. Déterminer des taux de production et de préservation dans 1’ Actuel est
relativement aisé, mais ces parametres sont beaucoup plus difficiles a évaluer pour les
temps anciens. Néanmoins, principe d’actualisme oblige, les milieux actuels favorables
a la préservation de matiere organique sont considérés comme de bons analogues de
ceux qui I’ont permis dans le passé.
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Actuellement, les milieux de forte productivité, a terre ou en mer, sont déterminés
par la combinaison de 1’énergie solaire qui permet la photosynthése et de la disponi-
bilité d’éléments nutritifs (principalement les nitrates et les phosphates mais aussi la
silice dissoute et des micronutriments comme le fer ou le zinc). Dans les milieux aqua-
tiques, lacs ou mer, la quantité d’énergie solaire est dépendante de la latitude (durée
journaliére ou annuelle d’insolation), de la profondeur de pénétration de la lumiere
(appelée zone photique) et de la turbidité des eaux. A terre, les nutriments proviennent
du sol et, en mer, ils dépendent soit de leur apport par les rivieres qui véhiculent ces
molécules dissoutes, produites par I’altération continentale, soit du recyclage par des
courants océaniques ascendants (upwellings), qui remontent des profondeurs des eaux
froides et minéralisées.

Dans les océans actuels, les upwellings se rencontrent principalement sur les facades
ouest des continents dans la zone intertropicale et sont gouvernés par les alizés : upwel-
lings de Californie et du Pérou pour I’océan Pacifique, de Mauritanie et de Namibie
pour I'océan Atlantique. Ils peuvent aussi dépendre de phénoménes de moussons,
comme 'upwelling d’Oman dans le nord-ouest de 1’océan Indien. Dans ces zones,
I’intense production de surface entraine rapidement la mise en place de conditions défi-
cientes en oxygeéne, dysoxiques ou anoxiques!, en profondeur car la forte dégradation
de la matiere organique qui sombre dans la colonne d’eau ponctionne tout 1’oxygene
dissous (figure 5.1A).

En absence d’upwelling, des conditions anoxiques peuvent aussi se développer dans
un bassin fermé ou semi-fermé, ol le renouvellement des eaux — et de 1I’oxygene dis-
sous qu’elles contiennent — est tres limité voire inexistant en profondeur. C’est le cas
dans la mer Noire, ou les eaux moins salées en surface (Jusqu’a 200 m de profondeur
environ; figure 5.1B) ne se mélangent pas avec les eaux de fond plus salées. C’est
aussi le cas dans la fosse de Cariaco, au large du Venezuela, qui correspond a un bassin
étroit et tres profond au sein de la plateforme continentale. Des bassins moins profonds
mais séparés de 1’océan ouvert par des seuils, comme la mer Baltique ou la lagune de
Maracaibo (Venezuela) représentent également des modeles d’environnements stratifiés
favorables au dépdt de futures roches-meres. La matiére organique est bien préservée
dans les parties profondes de ces bassins, méme si le flux en provenance de la surface
n’est pas toujours exceptionnel.

Dans les contextes d’upwelling comme dans les bassins fermés ou semi-fermés, le
contenu en carbone organique des sédiments dépasse souvent les 3 % et peut atteindre
la dizaine de pourcents, ce qui est trés supérieur a la teneur moyenne des sédiments
marins, qui dépasse rarement les 0,5% (< 0,7 % dans les argiles et < 0,2% dans les
gres). On considére que, dans les environnements marins du passé, les niveaux a forte
concentration en carbone organique sont le résultat de conditions exceptionnelles tant
pour la conservation que pour la production.

1. Anoxigue signifie que le milieu ne contient pas d’oxygéne dissout alors que, en conditions dysoxiques,
I’eau contient encore entre 0,2 et 1 ml d’oxygéne dissout par litre.

105



© 2017 Dunod.

Copyright

Chapitre 5 » Génération des hydrocarbures

106

@ OCEAN PACIFIQUE Vent du Sud PEROU

Forte production des eaux de surface
_---_-_---_---_--_--_.- =
Transport

d’Ekman

- _: F-o_rt.e p-rgc_iuc-tip;l e-)cpt:.lrtéq - i

" Sédiments anoxiques
mais pas d'euxinisme
a~200 m
3-11% Corg
Upwelling faisant remonter
des eaux venant de
profondeurs
de l'ordre de 500-1000 m

MER NOIRE

Transit des eaux saumatres vers la mer Méditerranée, sans melange
-— <~ -—

Apports d'eau douce
(Danube, Dniepr...)

Detroit du
Bosphore

5-11% Corg e e

@ LAC TANGANYIKA

Climat chaud, humide

7-11% Corg

Figure 5.1 - lllustration des trois environnements aquatiques anoxiques actuels
favorables a la préservation de la matiere organique produite en surface.
D’aprés Demaison et Moore, 1980.

A: Cas de |'upwelling cétier sur la marge active du Pérou, ol I'anoxie est conditionnée
par le trés fort apport de matiere organique depuis la surface. B: Cas du bassin isolé
de la mer Noire, ou I'anoxie est conditionnée par une stratification haline des eaux. C:
Cas du lac Tanganyika, ol I'anoxie est conditionnée par une stratification thermique

des eaux.

Les teneurs en carbone organique dans les sédiments de fond sont généralement
fortes. Ces trois environnements sont considérés comme de bons analogues pour le
dépot des roches-meres pétroliéres au cours du Phanérozoique.

En moyenne et par unité de surface, les lacs sont plus productifs que les océans et
ainsi nettement plus favorables au dépot de couches riches en matiére organique que
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les fonds marins. Mais cette valeur moyenne cache une tres grande disparité, avec
des lacs pauvres en nutriments et d’autres au contraire tres riches (lacs eutrophes a
hypereutrophes) ou qui connaissent des phénomenes d’upwellings. Comme en milieu
marin, I’eutrophisation lacustre conduit a une forte consommation de 1I’oxygene dans les
eaux de fond. Si celles-ci sont peu renouvelées, les lacs se stratifient et des conditions
anoxiques se développent a I’interface entre eaux de surface et eaux profondes.

Le phytoplancton n’est pas toujours la fraction dominante de la biomasse lacustre.
En effet, les bactéries, les mattes cyanobactériennes, les microalgues vertes d’eau douce
ou salée (par exemple Botryococcus, Dunaliella), les macroalgues ou les charophytes
peuvent représenter dans certains cas les producteurs primaires majoritaires. L interface
entre la couche de surface et la couche profonde des lacs stratifi€s est souvent colonisée
par des bactéries chimiotrophes. Dans certains lacs, cette production bactérienne pro-
fonde dépasse celle phytoplanctonique de surface.

Au final, les lacs eutrophes et/ou anoxiques, comme celui du Tanganyika
(figure 5.1C), sont favorables a la sédimentation d’excellentes roches-meres pétrolieres
typiques d’ailleurs des environnements de rifts. Toutefois, compte tenu de la relati-
vement petite superficie des lacs par rapport a I’océan global (1/100) et parce que le
contexte géodynamique dans lequel ils se mettent en place n’est pas toujours favorable a
leur préservation a 1’échelle des temps géologiques, les roches-méres marines dominent
largement celles lacustres a 1’échelle globale.

Pour résumer, les milieux aquatiques les plus favorables a ’accumulation de la
matieére organique produite dans les eaux de surface se rencontrent sur les plateaux et
talus continentaux souvent en association avec des upwellings, dans les lagunes ou mers
limitées par des seuils sous-marins et enfin dans les lacs anoxiques.

De facto, on retrouve la liaison avec les phases des cycles de Wilson (définis au
chapitre 9), ouverture, rift lacustre ou lagunaire, transgression sur les marges actives ou
passive associées a des courants d’upwelling.

La matiere organique produite par les bactéries, le phytoplancton et les macroalgues
marines ou lacustres sédimente généralement sur place ou a la verticale de son lieu de
production. Elle est dite autochtone méme si, dans de nombreux cas, les courants de
fond peuvent la transporter sur des distances parfois longues.

La matiére organique produite par les végétaux supérieurs en domaine continental est
rarement accumulée sur place, sauf dans le cas des tourbiéres. Celles-ci constituent éga-
lement un environnement particulierement favorable au dépot de la matiere organique
terrestre avec une fossilisation sur place des débris de plantes. L’évolution ultérieure de
ces facies tourbeux en charbon, dont les teneurs en carbone organique sont tres élevées
(> 50 %), joue un rdle dans la génération d’hydrocarbures, principalement gazeux.

Lorsqu’elle ne sédimente pas dans les tourbieres, la matiere organique terrestre
est généralement amenée aux bassins de sédimentation par les eaux de ruissellement
(rivieres et fleuves), et dans une moindre mesure par voie aérienne. On la qualifie alors
d’allochtone ou d’héritée ou encore de terrigene.

107



Chapitre 5 » Génération des hydrocarbures

108

Evénements anoxiques océaniques
: et dépot de roches-meéres pétrolieres

Dans les océans actuels, I'oxygéne dissous est renouvelé dans les eaux profondes
. grace a la circulation thermohaline, qui voit des eaux polaires, froides et riches en
gaz dissous — dont O, — plonger en profondeur.

On imagine aisément que, a des époques géologiques ou la circulation thermoha-
line ne fonctionnait pas ou était trés ralentie, les fonds marins aient pu connaitre des
. conditions d'oxygénation trés différentes des conditions actuelles.

Ce fut le cas pendant ce que I'on a coutume d'appeler les événements anoxiques
océaniques — plus connus par leur acronyme anglais d'OAE pour oceanic anoxic
event.

. Ces événements se caractérisent par des intervalles stratigraphiques relativement
courts (400000 ans a 1 Ma) pendant lesquels les conditions océanographiques ont
été propices au dépot de sédiments riches en matiére organique sur de trés grandes
surfaces.

La productivité primaire aurait alors été exceptionnellement forte, conduisant a une
. eutrophisation quasi généralisée des océans, et en conséquence a une anoxie sur le
fond des bassins sédimentaires, en particulier dans les océans étroits comme |'At-
lantique au Crétacé inférieur.

Les OAE d’ampleur globale sont au nombre de quatre: I'événement du Toarcien
. inférieur (T-OAE, = 180 Ma), celui de I'Aptien inférieur (OAE 1a, = 124 Ma), celui
: de I'Albien inférieur (OAE 1b, = 112 Ma) et celui de la limite Cénomanien-Turonien
(OAE 2, = 94 Ma).

D'autres événements d'ampleur régionale prennent place dans |'Hauterivien
. terminal (événement Faraoni, = 131 Ma), la base de |'Albien supérieur (OAE 1c,
- =104 Ma) ou I'Albien terminal (OAE 1d, = 100 Ma).

: On connait également un événement anoxique paléozoique, dénommé évenement
Kellwasser et daté de la limite Frasnien-Famennien (fini-Dévonien, = 375 Ma).

A ce jour, aucun OAE n’est reconnu dans le Cénozoique, méme si |'événement
hyperthermique de la limite Paléocene-Eocene (= 55 Ma) a été assimilé au méme
. phénomene.

De trés nombreuses séries sédimentaires déposées pendant les OAE sur les marges
continentales, les bassins épicontinentaux et méme en domaine marin profond
constituent d'excellentes roches-méres pétrolieres.

Des environnements favorables a la préservation de cette matiere organique alloch-
tone peuvent se développer en bordure des continents dans les grands complexes
deltaiques ou la forte subsidence et les taux de sédimentation élevés favorisent sa pré-
servation. C’est le cas aujourd’hui dans les grands bassins deltaiques de I’Amazone, du
Congo, du Niger, du Mississippi, du Gange/Brahmapoutre et dans celui plus restreint de
la Mahakam sur la facade sud-est de I'ile de Bornéo, en Indonésie. Ces bassins se situent
pour beaucoup en climat chaud et humide, et la production végétale y est maximale.
Notons que I’apport des feuilles peut ajouter une composante a base de cutinite a ces
dépdts profonds en zone tropicale a équatoriale et renforcer ainsi le potentiel pétroligene
par rapport au contenu ligneux classique.
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Cependant certains fleuves boréaux (comme la Léna ou le Mackenzie) apportent éga-
lement de grandes quantités de matiere organique terrigene au niveau de leur complexe
deltaique. Lorsque le cours de ces grands fleuves se prolonge en mer par un systéme tur-
biditique profond, la matieére organique terrigene peut €tre dispersée sur de tres longues
distances jusqu’a la plaine abyssale ou elle se mélange alors a une fraction autochtone.
C’est le cas aujourd’hui dans le systéme turbiditique du Congo (> 1000 km de I'’em-
bouchure) ou celui de 1I’éventail profond du Bengale (> 2500 km de I’embouchure),
qui recueille les sédiments apportés par le systeme fluvial du Gange et du Brahmapoutre.

Une corrélation positive existe entre le taux de sédimentation et la teneur en carbone
organique des sédiments (figure 5.2) car les forts taux d’accumulation sédimentaire
accélerent le transit de la matiére organique a travers la colonne sédimentaire, réduisant
ainsi la durée du contact des molécules organiques avec les agents de sa dégradation.
Cette relation positive n’est toutefois mise en évidence que si des conditions oxiques a
dysoxiques regnent dans I’environnement et lorsque les apports de matieére organique
terrigéne sont négligeables.
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Figure 5.2 — Relation entre le taux d'accumulation sédimentaire
et la teneur en carbone organique total (COT) dans les sédiments marins
en conditions oxiques en fonction de différentes lithologies.

La relation est normale entre ces deux variables jusqu’a une certaine valeur du taux
de sédimentation a partir de laquelle la matiére organique est diluée par la fraction
minérale.

I1 faut toutefois noter que la corrélation devient négative pour de tres forts taux de sédi-
mentation car le flux de particules minérales excede alors celui des particules organiques,
ce qui a pour conséquence de diminuer la teneur en carbone organique du sédiment.
Cet effet de dilution est aussi fonction de la lithologie. Ainsi, lorsque la sédimenta-
tion est carbonatée, la dilution intervient plus rapidement que lorsque la sédimentation
est siliceuse (figure 5.2). Dans les environnements de black shales, cette dilution ne
se fait vraiment ressentir que lorsque le taux de sédimentation dépasse 40 m.Ma!.
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Dans des conditions anoxiques, le taux de sédimentation n’a pas vraiment d’influence
sur la concentration en matiere organique des sédiments.
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de la matiere organique

La concentration en matiére organique dans les sédiments est largement dépen-
dante de la taille des minéraux qui lui sont associés. Ainsi, les argiles (< 2 um) sont
en moyenne deux fois plus riches en matiere organique que les silts, et quatre fois
plus riches que les sables fins. Il y a plusieurs raisons a cela.

Tout d'abord, la faible perméabilité des sédiments argileux limite la diffusion de
I'oxygéne dissous en leur sein et contribue ainsi a la préservation de la matiére orga-
nique labile.

A cet effet, il faut ajouter un réle plus actif des minéraux argileux.

Si I'on peut exclure toute intercalation de matiére organique dans l'espace inter-
foliaire des argiles, celle-ci peut en revanche s'adsorber a leur surface sous forme
d'une couverture monomoléculaire, dite monocouche équivalente.

On constate d'ailleurs une tres forte corrélation positive entre la surface spécifique
des minéraux et la concentration en carbone organique dans les sédiments.

Alors gqu’on a longtemps pensé que cette monocouche équivalente était composée
de matiére organique réfractaire, des travaux récents ont montré que, lorsque
la fraction organique était séparée de |'argile et mise au contact des bactéries
présentes dans ce méme sédiment, 70% de la matiére organique était reminéralisée
en une semaine.

Une grande partie de la matiére organique sédimentaire est donc hautement réac-
tive et uniquement préservée par son environnement minéral immédiat.

Les particules organiques constituant la matiére organique des roches-meres sont

nommées des macéraux. 11 existe quatre principaux types de macéraux :
e Liptinite: d’origine algaire, présente dans les milieux aquatiques d’eau douce

(Botryococcus) ou marins (Tasmanites), l1a liptinite montre une fluorescence intense
sous UV. Cette matiere organique a le meilleur potentiel pour produire des hydro-
carbures liquides.

Exinite: éléments de plantes herbacées (spores, grains de pollen, cuticules, résines,
cires), donnant une fluorescence plus modérée. Cette matiere organique a un potentiel
a huile variable.

Vitrinite : fragments fibreux de plantes (bois, feuilles...). Cette matiére organique
est non fluorescente et a un potentiel principalement a gaz. Elle est utilis€e comme
indicateur de maturité (cf. encart 5.5 et figure 5.19).

Inertinite : résidu organique opaque, résultant d’une oxydation intense ou provo-
qué par un feu de forét (on parle alors de fusinite). L inertinite est non fluorescente
mais réfléchit fortement la lumiere. Cette matiere organique n’a pratiquement pas de
potentiel pétroligéne.
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La distinction et la classification des différents macéraux ne sont possibles que
lorsque les échantillons ne sont pas trop matures. En effet, a forte maturité, elle devient
plus difficile en raison de la disparition de la fluorescence.

De ce qui précede, il ressort trois grands types de faciés organiques associés aux
principales roches-meres.

En milieu lacustre ou marin restreint, lorsque les parois d’algues dominent voire
constituent I’essentiel de la roche — en absence de tout apport détritique —, de véri-
tables tapis ou charbons d’algues, au potentiel pétrolier exceptionnel, peuvent se former
(figure 5.3A). On parle alors de faciés algaire.

Mais plus généralement, la matiére organique phytoplanctonique ne présente pas de
structure biologique facilement identifiable et elle apparait amorphe en microscopie
optique. On parle alors de faciés sapropélique, terme provenant du grec sapros voulant
dire «pourriture ». Méme si la biomasse initiale a été fortement retravaillée par les
bactéries, cette matiere organique présente un bon potentiel pétrolier. Elle s’accumule
généralement en fins lits dans le sédiment ou elle est trés intimement associée aux
argiles et plus généralement aux fractions fines du sédiment (figure 5.3B et C).

Dans les milieux de sédimentation terrigene, lacustres ou marins, la matiére orga-
nique provenant des végétaux supérieurs (bois, feuilles, spores et grains de pollen)
prédomine (figure 5.3D). On parle de faciés humique, dont le potentiel pétrolier est
médiocre.

D’une certaine facon, ces trois grandes catégories de facies (purement algaire,
sapropélique et humique) se superposent avec les caractéristiques géochimiques des
kérogenes définis en trois grands types (cf. § 3.1 plus bas).

I1 faut toutefois garder en mémoire que, dans la nature, il est tres fréquent que la
matiere organique qui sédimente provienne de plusieurs sources et soit donc mélan-
gée pour constituer des types mixtes. Ainsi, dans le domaine marin cotier, les débris
de végétaux supérieurs se mélent aux matieres organiques algaires ou sapropéliques.
Dans le domaine lacustre, le phytoplancton et des fragments de plantes vasculaires sont
généralement associés. Le facies et la signature géochimique de la matiere organique
résultante seront donc mixtes.

Enfin, on parle de faciés inerte quand celui-ci est constitué essentiellement d’iner-
tinite ou de charbons de bois (fusinite). Ces facies ne sont pas a I’origine de systemes
générateurs.

Bien souvent, les roches-méres pétrolieres présentent une logique de dép6t rythmique
ou cyclique, a toutes les échelles, depuis le dépot millimétrique saisonnier (varves)
jusqu’a des couches plurimétriques représentant plusieurs centaines de milliers d’an-
nées (figure 5.4). Cette logique est le résultat de variations eustatiques ou climatiques
locales ou régionales.
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Figure 5.3 - Vues microscopiques de quelques roches-méres pétroliéres.
Clichés F. Baudin.

A Schiste bitumineux du Permien d'Autun (France, 290 millions d’années) montrant
des colonies d'algues lacustres appelées Botryococcus. La paroi lipidique de ces
algues qui constituent 90% de la roche peut générer jusqu'a 70% de son poids en
hydrocarbures. Cette roche renferme un kérogene de type |.
B: Lamines organiques d'origine cyanobactérienne dans un calcaire stromatolithique
de mer peu profonde (Brésil, Aptien, 120 millions d’années). Cette roche renferme un
kérogéne de type I.
C: Accumulation cyclique de couches respectivement riches (bande marron) et moins
riches (bandes grises) en matiére organique phytoplanctonique marine (type Il) dans
la formation de Kimmeridge Clay (Angleterre, Jurassique supérieur, 150 millions
d'années). La cyclicité des faciés visible a I'affleurement (cf. figure 5.4) I'est également
a I'échelle microscopique et traduit sans doute des variations climatiques saisonnieres
ou pluriannuelles.
D: Grés calcaire riche en débris de végétaux supérieurs (Portugal, Jurassique
supérieur, 150 millions d'années). On distingue aisément les structures cellulaires du
bois trés bien préservées dans le débris de gauche (marron clair) alors que le débris
noir a droite est une particule charbonneuse, témoin d'un ancien feu de forét. Cette
roche renferme un kérogene de type lIl.

Ces cyclicités peuvent étre expliquées par la fluctuation, lors du dép6t, de I’un des
constituants du sédiment (matieére organique, carbonate ou encore fraction silicoclas-
tique ou siliceuse biogéne) ou bien par la combinaison de plusieurs fluctuations qui
déterminent in fine le contenu en carbone. Des changements dans les conditions redox
dans la colonne d’eau ou sur le fond peuvent aussi expliquer de telles cyclicités qui
sont généralement controlées par des changements climatiques et directement sous
I’influence des parametres astronomiques (cycles de Milankovitch).
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Figure 5.4 — Affleurement de la formation de Kimmeridge Clay
(Jurassique supérieur) sur les falaises littorales du sud de I'’Angleterre.
Cliché F. Baudin.

Cette roche-meére a |'origine de gisements d'huile et de gaz de la mer du Nord
présente une alternance d'argilites grises riches en matiere organique (3-5% C,g) et
de laminites trés riches en matiére organique (de 20 & 45% C,,g) apparaissant ici avec
une patine ocre. Le marteau de géologue (30 ¢cm) donne I'échelle.

2.2 La distribution des roches-méres au cours du temps

A D’échelle des temps géologiques, la distribution des roches-meéres pétroliéres n’est
pas uniforme.

Sur les 540 Ma que dure le Phanérozoique, c’est-a-dire ce qui s’étend du Cambrien
jusqu’a I’Actuel, les roches-meres se sont déposées principalement au cours de six
intervalles (figure 5.5):

e le Silurien, qui est a I’origine de 9 % du pétrole mondial (huile et gaz);
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le Dévonien supérieur-Carbonifére basal pour 8 % ;
le Permien pour 8 % ;

le Jurassique basal et terminal pour 25 %;

la période moyenne du Crétacé pour 29 % ;

et I’Oligo-Miocene pour 12,5 %.

Variations du niveau marin
par rapport a I'Actuel (m)
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Nombre de roches-meéres

Figure 5.5 - Distribution stratigraphique des principales roches-méres pétroliéres
ayant généré plus de 500 millions de barils en fonction de leur milieu de formation
(d'aprés base de données BP in Emery & Myers, 1996) mise en regard de la courbe
des variations du niveau marin (ou courbe eustatique) au premier ordre.
D’apres Haq et al., 1998, et Verard et al., 2015.

Les petites cartes sur la droite montrent |'évolution paléogéographique au cours du
Phanérozoique. La moindre quantité de roche-mére au Paléozoique s'explique par
leur destruction partielle a la fin du cycle orogénique varisque et pendant le cycle
alpin.

Plus de 90 % des réserves pétroliéres mondiales sont issues de roches-meéres
déposées pendant I’un de ces six intervalles, dont la durée cumulée représente seule-
ment 30 % des temps phanérozoiques.



Les milieux de dépé6t favorables a I'accumulation et a la préservation (...)

Les variations du niveau marin sur les marges et plateformes épicontinentales ainsi
que certains épisodes lacustres expliquent largement cette distribution. En effet, les
périodes transgressives (niveaux maximaux d’inondation) favorisent 1’accumulation
des facies sapropéliques avec le développement des mers épicontinentales alors que
les périodes de bas niveau marin sont plutdt favorables a ’accumulation des facies
humiques du fait du développement des deltas et des apports concomitants de débris
ligneux, de charbons et de feuilles.

La tectonique joue également un rdle déterminant puisqu’elle contrdle la morpho-
logie des bassins sédimentaires et les flux terrigénes. En simplifiant, on peut dire que,
en période de distension, les conditions favorables a la préservation de la matiere orga-
nique sapropélique prédominent, du fait de la création de nombreux bassins lacustres
ou marins (nouvelles marges passives) alors que, en période de collision, les dépots
deltaiques charbonneux sont majoritaires.

m Les roches-meéres et les systemes pétroliers

© Dunod — Toute reproduction non autorisée est un délit.

précambriens (protérozoiques)...

On alongtemps pensé que les séries précambriennes, comprises entre 3800 Ma (plus
anciennes roches connues sur Terre) et 550 Ma, n’avaient aucun potentiel pétrolier
du fait de leur ancienneté et de leur relativement haut degré de métamorphisme.
Pourtant des roches sédimentaires précambriennes assez riches en matiére orga-
nique pour étre qualifiées de roches-meres sont diversement réparties dans le
temps et |'espace.

L'origine de la matiere organique dans ces roches est évidemment uniquement
lide & des biomasses microbiennes (archées et bactéries = microbialites) dont les
traces directes les plus anciennes, comme le craton de Pilbara en Australie, datent
de 2750 Ma selon Craig et al. (2013).

La partie carbonatée de ces organismes unicellulaires peut former localement d'ex-
cellents réservoirs microbialitiques (bassin de Santos au Brésil par exemple).

Ces roches-meres précambriennes sont visibles a |'affleurement dans le bassin de
Taoudenni en Mauritanie, ou elles servent notamment de combustibles aux éleveurs
de bétail locaux.

La plus vieille huile encore en place proviendrait de terrains nord-australiens datés
entre = 1400 et = 1350 Ma avec une phase de génération et d'expulsion antérieure
a= 1200 Ma.

Les plus vieux gisements connus en Sibérie et en Chine dans la province de Lena-
Tungunska ou exploités en Oman dans la province de Hugf (en gisement dans
des inclusions clastiques intra-sel cambrien, avec une roche-mére protérozoique
dénommeée Ara: systéme pétrolier Précambrien/Cambrien) sont nettement plus
jeunes, méme s'ils affichent quand méme des ages respectifs de = 630 et = 540 Ma.
Selon certains auteurs, des indices de bitumes migrés pourraient dater de 3500 Ma
et il est trés probable qu'un gisement pétrolier géant se soit mis en place proche
du lac Onega il y a 2000 Ma, avec une roche-mére exceptionnelle appelée shun-
gite (du village de Chounga en Carélie) dont la teneur en carbone organique peut
atteindre 96 %.

N N Y N N NN NN
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Pour résumer, une roche-mére pétroliére est une roche sédimentaire a grain fin ren-
fermant une certaine quantité de matiere organique fossile et qui présente un potentiel
a produire des hydrocarbures. Assez souvent, les roches-meres peuvent étre aussi des
couvertures pétrolieres (cf. chapitre 6).

Ce potentiel pétroligene est fonction de la concentration initiale en carbone organique
total (COT) et de son origine (algaire, sapropélique ou humique ; figure 5.6) mais aussi
de I’épaisseur de ces niveaux et de leur extension dans le bassin sédimentaire considéré.

0 1 ? 1? ﬂlf tli fIS% COTet+
M. [Bon Excellent Algaire
M. Bon Excellent Sapropélique
Médiocre Bon E. | Humique

Figure 5.6 - Evaluation semi-quantitative du potentiel d'une roche-mére pétroliere
en fonction de sa teneur en carbone organique total (% COT) et de |'origine
de la matiére organique qu’elle contient.

Il s'agit ici d’une roche-meére immature, c’est-a-dire dans laquelle la matiére organique
n'a pas encore été transformée en hydrocarbures.

e Les transformations postérieures
au dépot de la matiére organique

3.1 Diagenése précoce et formation du kérogéne

Dans les sédiments fraichement déposés, encore a 1’état de boue non indurée, la porosité
élevée et les fortes teneurs en eau permettent le développement d’une intense activité
biologique ayant pour conséquence une transformation de la fraction organique mais
aussi de la fraction minérale. C’est ce que 1’on appelle la diagenése précoce, qui est
largement sous I’influence des microbes, et dont nous n’examinerons ici que les effets
sur la fraction organique.

Une fois I’oxygene dissous consommeé par les bactéries et autres organismes aérobies,
les populations microbiennes anaérobies rentrent en jeu dans une chaine de dégradation
des composés organiques qui fait successivement intervenir I’oxygene lié aux nitrates
(NO;3"), aux oxydes et oxyhydroxydes de fer ou de manganése et aux sulfates (SO,*).
Enfin, plus en profondeur au cours de I’enfouissement et de la compaction des sédi-
ments, quand ces oxydants sont a leur tour épuisés au sein des eaux interstitielles,
les bactéries fermentatrices et archées méthanogeénes prennent le relais et poursuivent
le travail de recyclage de la matiére organique (figure 5.7). Au cours de toutes ces
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étapes, les biomolécules sont dégradées plus ou moins intensément, les plus labiles
(protéines, glucides) disparaissant presque totalement alors que d’autres plus résistantes
aux attaques microbiennes (lipides, lignine) ne sont que partiellement altérées.
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Figure 5.7 — Principales étapes, aérobies et anaérobies,
de dégradation de la matiére organique dans les environnements aquatiques.

Les produits de ces attaques (H,O, CO,, NH3, H,S, H,...) peuvent servir de substrat
a d’autres populations microbiennes ou interagir avec la matrice minérale ou la maticre
organique elle-méme. Par exemple, les ions sulfures (HS/H,S) libérés au cours des
réactions de sulfato-réduction peuvent réagir avec le fer associé aux argiles pour donner
de la pyrite. Dans le cas de sédiments appauvris en fer réactif (dans les environnements
carbonatés par exemple), ces ions sulfures vont contribuer a former des liaisons soufrées
intra- ou intermoléculaire avec des molécules organiques, donnant alors des molécules
aux conformations chimiques qui les rendent non dégradables par les bactéries, contri-
buant ainsi a la préservation de la matiere organique.

Un autre sous-produit métabolique microbien important est le méthane (CH,), fabri-
qué par les méthanogenes. Dans la plupart des environnements sédimentaires lacustres
ou marins ou il se forme, ce gaz est consommé sur place par des bactéries métha-
notrophes se développant a I'interface entre la zone de sulfato-réduction et celle de
méthanogenese. Mais, dans certains cas, ce méthane biogénique précoce' peut soit
étre piégé dans des réservoirs poreux conventionnels, soit contribuer a la formation
d’hydrates de gaz lorsque les conditions P et T le permettent (cf. § 4 du chapitre 2).

1. On verra dans le § 3.4 que du méthane se forme également tardivement au cours de la métagenése.
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Le méthane biogénique produit par voie bactérienne montre des rapports isotopiques
trés négatifs du carbone (8'°C variant de =50 4 —100 %), ce qui permet de le différen-
cier du méthane d’origine thermique, dit thermogénique, dont la signature isotopique
est moins négative (—45 %o).

Les différentes étapes décrites en figure 5.7 commencent immédiatement apres le
dépot des sédiments et se poursuivent, avec toutefois une efficacité décroissante, jusqu’a
plusieurs centaines de metres de profondeur, voire plus jusqu’a plus de 1000 metres
dans certaines conditions, ce qui suppose des températures allant jusqu’a 30-40 °C.

La génération de méthane bactérien décroit aussi avec la profondeur. Mais le produit
organique le plus important formé au cours de la diagenese précoce est le kérogéne,
déja cité plus haut pour sa composition en macéraux.

Etymologiquement (en grec), kérogene veut dire «qui génere de I’huile» et il
désigne, d’apres la définition de Durand (1980), la fraction de matiere organique dis-
séminée dans les roches sédimentaires qui est insoluble dans les solvants organiques
usuels (notamment le dichlorométhane). Le kérogeéne constitue la forme la plus abon-
dante de carbone organique sur Terre, avec un total estimé a 10!° kg, soit 1000 fois plus
que les charbons et les huiles dans les réservoirs. Son caractere insoluble le distingue
de la fraction soluble de la matiére organique des sédiments, que 1I’on appelle bitume
ou extrait de roche.

Dans la plupart des roches sédimentaires, le kérogéne est le constituant organique
majoritaire — méme si lui-méme n’est souvent qu une fraction mineure dans la roche
totale —, le bitume ne représentant, au mieux, que quelques pourcents de la matiere
organique totale (figure 5.8).

Chimiquement, le kérogeéne est constitué, par ordre d’abondance décroissante, de
carbone, d’oxygene, d’hydrogene, de soufre et d’azote. Ces cing éléments atomiques
sont majoritaires, pour ne pas dire quasi exclusifs, méme si on trouve de nombreux
autres éléments chimiques associés a la matiere organique (notamment des métaux)
mais en concentrations tres faibles (du ppm au ppb). Structuralement, le kérogeéne est un
complexe macromoléculaire composé de structures cycliques portant des aliphatiques.
Ces édifices structuraux sont liés entre eux par des hétéroatomes, principalement de
I’oxygéene.

La formation du kérogeéne au cours de la diagenese précoce résulte de divers méca-
nismes chimiques qui concourent a lier entre eux les petits monomeres issus des
biomolécules qui n’ont pas été compleétement recyclées par les attaques bactériennes et
les composés intrinseéquement résistants, comme ceux des parois d’algues, des spores
et grains de pollen.
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Figure 5.8 — Représentation des différentes fractions organiques dans les roches
sédimentaires: matiére organique totale, kérogéne, bitumes et hydrocarbures
au sens strict. D'apreés Tissot et Welte, 1978.

Le premier mécanisme est appelé processus de recondensation, qui, par polymérisa-
tion aléatoire entre protéines et glucides, forme des molécules peu dégradables appelées
mélanoidines.

Le deuxiéme mécanisme est la sulfuration naturelle, qui a été décrite dans le para-
graphe précédent. Le troisieme mécanisme, appelé encapsulation, permet la protection
de petites molécules dans des microcavités au sein des macromolécules organiques.

Le kérogene est initialement assez désordonné et sa structure, difficile a reconstituer,
traduit, d’une part, la composition des molécules organiques présentes dans les orga-
nismes sources et, d’autre part, les réactions auxquelles ont été soumises ces substances
au cours de la diagenéese précoce (figure 5.9).

Malgré I’apparente homogénéité liée a sa définition, le kérogene est finalement tres
variable. Cela s explique par son origine, ses conditions de dépot, ainsi que sa maturité
thermique. Les différences se traduisent essentiellement dans sa composition chimique,
mais aussi dans son potentiel a générer des hydrocarbures.

Cela a conduit les pétroliers a reconnaitre différents types de kérogeénes, définis a
partir de séries sédimentaires de référence.
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Figure 5.9 — Représentation schématique de la structure chimique d'un kérogéne
du Toarcien (formation des schistes cartons) du bassin de Paris
(type Il, voir ci-dessous) a la fin de la diagenése.
D’aprés Behar et Vandenbroucke, 1986, in Vandenbroucke et Largeau, 2007.
Les rapports atomiques de ce kérogene sont H/C = 1,34 et O/C = 0,20.

3.2 Les différents types de kérogénes

La matiere organique des sédiments est principalement constituée de C (= 77% en
masse de la matiere organique), H (= 8 %) et O (= 11 %). Aussi, les quatre principaux
types de kérogenes, que 1’on pourrait appeler organotypes, sont définis a partir des
teneurs en chacun de ces trois éléments, visualisées dans un graphique montrant les
rapports atomiques H/C vs O/C, appelé diagramme de van Krevelen, auquel on ajoute
parfois le rapport S,,,/C (figure 5.10): ) )

e Le type I, défini a partir de la formation des Green River Shales (Eocene, Etats-Unis)
est riche en hydrogene (H/C > 1,5) et pauvre en oxygene (O/C < 0,1) lorsqu’il est
immature. Fréquemment associé aux environnements lacustres — mais pas unique-
ment —, le type I correspond a une accumulation de parois aliphatiques résistantes
synthétisées par certaines algues (notamment les Botryococcus) ou bactéries. Le
type I a les meilleures qualités pétroligénes, mais il est rare et représente moins de
3 % des roches-meres.

e Le type II, défini a partir de 1a formation géologique des schistes cartons (Toarcien,
bassin de Paris) est moyennement riche en hydrogene et en oxygene (1 < H/C
< 1,5; 0,1 < O/C < 0,2). Fréquemment assimilé a la matiére organique marine, il
correspond en fait a une matiere organique d’origine phytoplanctonique retravail-
l1ée par les microbes et accumulée en conditions réductrices, aussi bien en milieu
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marin que lacustre. Il est a 'origine de la majorité des pétroles et donne des huiles
naphténo-aromatiques.

Le type 111, défini a partir des sédiments de la zone de Logbaba (petit village du bassin
de Douala, au Cameroun, siege d’une source de pétrole, maintenant completement
englobé dans la mégapole de Douala) ainsi que du delta de la Mahakam (Tertiaire
a Actuel, Indonésie) est pauvre en hydrogene et riche en oxygene (H/C < 1,0; O/C
> (,2). Il correspond a de la matiere organique issue de végétaux supérieurs. C’est
aussi le type de la matiere organique présente dans les charbons humiques. Selon
le milieu de dépdt, la matiere organique de type III peut étre essentiellement com-
posée de débris ligneux (auquel cas elle ne pourra générer que du gaz), ou conte-
nir une certaine proportion de cuticules (auquel cas elle pourra générer des pétroles
paraffiniques).

Le type IV correspond a la «matiere organique dispersée » et est treés appauvri en
hydrogene et enrichi en oxygene. Il correspond a un résidu de dégradation de n’im-
porte quelle matiére organique et n’a aucun potentiel pétroligene. On le qualifiera de
carbone inerte ou inertinite.
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Figure 5.10 - Localisation des principaux types de kérogénes dans un diagramme
de van Krevelen étendu, incluant les rapports H/C, O/C et S, ,/C. D'aprés Huc, 2013.
Il s'agit ici de kérogénes immatures et le véritable diagramme de van Krevelen est
montré sur la figure 5.15.
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En plus de ces quatre types, on reconnait les types IS et IIS, qui, s’ils sont de
méme origine que les précédents, s’en distinguent par une forte teneur en soufre orga-
nique (S,.,/C > 0,04). Cette richesse en soufre s’acquiert au cours de la diagenese
précoce par sulfuration naturelle et traduit souvent un dépdt de la matiere organique
en milieu marin trés réducteur et pauvre en fer réactif. Les kérogenes riches en soufre
génerent plus précocement des hydrocarbures, mais les pétroles obtenus sont visqueux
et soufrés, ce qui crée de nombreux problémes au cours de leur extraction et de leur
traitement ultérieur en raffinerie.

3.3 Le principe de la méthode Rock-Eval®

Cette méthode sert a quantifier le potentiel pétroligéne du kérogene. Pour déterminer
le potentiel d’une roche-mere, on en réalise une pyrolyse dans des conditions expéri-
mentales précises, et on étudie les différents produits libérés. Cette pyrolyse reproduit,
sur un temps beaucoup plus court et a des températures beaucoup plus élevées, la
décomposition thermique des kérogenes qui intervient lors de la subsidence des bassins
sédimentaires. La méthode de référence est la pyrolyse Rock-Eval, développée dans
les années 1970 par I’ Institut francais du pétrole et Petrofina.

Le principe de la pyrolyse Rock-Eval est celui d’une pyrolyse graduelle en milieu
ouvert d’environ 65 mg de roche préalablement séchée et broyée (figure 5.11). Les pro-
duits hydrocarbonés générés lors de la montée en température sont analysés a leur sortie
du four grace a un détecteur a 1onisation de flamme ou FID (flame ionisation detector).
La quantité d’hydrocarbures déja présents, ou hydrocarbures libres, dans la roche au
début de I’analyse et libérés a la température de 300 °C constitue le pic S1 du Rock-
Eval, avec la différenciation possible de I’huile (pic S17) et du gaz (pic SO) présents
dans I’échantillon. Ces hydrocarbures peuvent étre indigenes ou migrés.

Le potentiel pétroligéne résiduel du kérogéne au stade de maturité atteint par la
roche-mere lors de son échantillonnage est obtenu par la mesure de la quantité d’hy-
drocarbures générée entre 300 et 650 °C dans le four de pyrolyse. Elle correspond
ainsi au pic S2 du Rock-Eval.

Ce procédé mesure également, grice a des cellules infrarouges, la quantité de CO
et CO, produite lors de la pyrolyse: il s’agit du pic S3, donnant ainsi une information
complémentaire sur la teneur en oxygene de la matiére organique. La température du
four lorsque le pic S2 est a son maximum est appelée T,,,. Elle est d’autant plus élevée
que le kérogene a connu une transformation thermique poussée dans les conditions
naturelles, ce qui en fait un parametre de maturité des roches-meres (cf. encart 5.5).

Dans une seconde étape de 1’analyse Rock-Eval, I’échantillon résiduel est briilé sous
air entre 300 et 850 °C. Le carbone résiduel (CO et CO,) demeuré dans 1I’échantillon
apres pyrolyse est alors détecté (pic S4) ainsi que 1’essentiel du carbone issu du cra-
quage thermique des carbonates (pic S5).
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Figure 5.11 — Méthode Rock-Eval: les différents pics
et les températures correspondantes.

Plusieurs parametres sont calculés a partir des mesures précédentes, souvent normées

par rapport au COT pour tenir compte de I’hétérogénéité des échantillons :

L’index de production (IP = S1/(S1 + S2)) indique le niveau de génération des
hydrocarbures puisqu’il augmente en effet en début de fenétre a huile. Il peut étre
aussi indicateur d’un enrichissement anormal en hydrocarbures (réservoir impré-
gné ou pollution).

L’index d’hydrogéne (IH = S2 x 100 / COT) est un parametre clé qui est absolu-
ment nécessaire a la caractérisation du type de kérogene. 1l nécessite cependant une
bonne appréciation du niveau de maturité atteint et ne peut étre un indicateur de la
nature de la matiere organique que lorsque celle-ci est immature (c’est-a-dire avec
un 7T, < 440 °C).

L’index d’oxygeéne (I0 = S3 x 100 / COT) est utilisé en association avec 1’index
d’hydrogene pour caractériser les kérogenes en tenant compte du niveau de maturité.
Un diagramme IH vs 10 (dit pseudo van Krevelen) permet ainsi de définir rapide-

ment les trois types principaux de kérogeénes (figure 5.12).
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Figure 5.12 — Diagramme IH vs IO montrant les principaux types

Comme les différents parameétres de la pyrolyse traduisent a la fois le potentiel rési-
duel du kérogene analysé et son niveau de maturité, il est impératif de décomposer ces
deux effets pour qualifier correctement une roche-mere. Pour des roches-meres matures,
il est donc indispensable d’estimer les valeurs initiales du potentiel pétroligéne (S2; ou
S2,, exprimé en mg HC/g ou kg HC/t de roche), la teneur en COT (COT; ou COT,) et
de recalculer la valeur initiale d’TH. Les diagrammes S2 vs COT donnent une bonne

Index d'oxygéne (mg CO,/g COT)

de matiéres organiques.

idée du potentiel des roches-méres pétrolieres (figure 5.13).
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Figure 5.13 - Diagramme S2 vs COT permettant de définir le potentiel pétroligéne
d’un échantillon.

3.4 Diagenése thermique, phases de catagenése-
métagenése et génération des hydrocarbures

On a vu que, au début de la diagenese sédimentaire, la matiere organique se transforme
chimiquement sous I’effet des dégradations microbiennes et s’organise pour former
le kérogene. Avec I'enfouissement des sédiments, la dissociation des composés orga-
niques passe progressivement sous controle thermique, a partir de températures de
I’ordre de 40-50 °C. On parle alors de craquage primaire.

La premiere réaction qui se produit lors du craquage thermique est la rupture de
liaisons oxygénées de type C—O qui relient entre eux les différents motifs hydrocar-
bonés au sein de la macromolécule qu’est le kérogéne. Au cours de ce craquage sont
générés du CO, et de I’'H,0 ainsi que des molécules de poids moléculaires élevés qui
peuvent contenir des hétéro-éléments (N, S et O). Ces édifices structuraux sont appelés
des résines et des asphalténes. 1l s’agit de composés trés visqueux qui sont cepen-
dant solubles dans les solvants organiques. Les résines étant moins lourdes que les
asphaltenes, on les sépare par précipitation dans I’heptane ou I’hexane. Ces premieres
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réactions qui se produisent a des températures comprises entre 40 et 80 °C s’apparentent
plutdt a une dépolymérisation et ne génerent pas d”hydrocarbures sensu stricto.

La production des hydrocarbures sensu stricto appelée catagenése a lieu a des tem-
pératures comprises entre 100 et 140 °C. Les hydrocarbures proviennent a la fois du
craquage du kérogene résiduel mais aussi de celui des asphaltenes et résines formés a
I’étape précédente. Les premiers hydrocarbures formés sont lourds et liquides (avec
des molécules dont le nombre d’atomes de carbone est compris entre 15 et 40) puis
deviennent de plus en plus 1égers au fur et a mesure de 1’augmentation température/
profondeur. Avec I’augmentation de température, ces hydrocarbures peuvent eux aussi
subir des réactions de craquage. En particulier les aromatiques alkylés, c’est-a-dire
portant une chaine hydrocarbonée sur un noyau aromatique, peuvent se casser en libé-
rant alors une molécule aliphatique (alcane). Ainsi le rapport saturés/aromatique (Sat/
Aro) croit avec la maturité du kérogene. A la fin de la catagenese, le kérogene résiduel
a libéré tout son potentiel d’hydrocarbures aliphatiques et il ne reste plus que des struc-
tures aromatiques condensées portant des petits groupes méthyls (CH;).

La troisieme étape est la libération de ces petits méthyls sous forme de méthane.
Cette réaction appelée métagenése a lieu a des températures comprises entre 180 et
220 °C. En méme temps, les hydrocarbures restés dans la roche-meére peuvent subir
un craquage thermique dit secondaire qui les transformera en molécules de plus en
plus petites (notamment gazeuses). Le résidu carboné tendra, lui, vers une structure
pré-graphitique.

Au cours de ces transformations, on assiste a un fractionnement isotopique du car-
bone, qui est particulierement marqué pour le méthane. On utilise la valeur isotopique
du méthane (8'3C) et le rapport de la concentration en méthane sur la somme des gaz
(C; a Cy) pour distinguer son origine, biogénique ou thermogénique (figure 5.14). Les
gaz rares associés au méthane (cf. § 3 du chapitre 2) servent aussi a cette caractérisation
des sources du gaz.

Au-dela de 250 °C, ce qui reste du kérogene est totalement inerte et ne produit plus
d’hydrocarbures. On parle alors de systéme générateur surmature, ou overmature en
anglais.

Ces trois phases successives a température croissante (diagenese, catagenese,
métagenese) peuvent tre suivies a partir des variations des teneurs de trois éléments
cardinaux constituant les kérogenes (carbone, hydrogene et oxygene) et étre visualisés
par des chemins d’évolution sur le diagramme de van Krevelen (figure 5.15). Les trans-
formations du kérogeéne en hydrocarbures peuvent facilement €tre mises en parallele
avec la houillification, ou charbonisation, qui, a partir des matiéres organiques dérivant
des végétaux supérieurs tres concentrées initialement dans le milieu de dép6t, conduit
des tourbes peu matures aux anthracites trés matures, en passant par les stades lignite et
houille ou charbons bitumineux.
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Figure 5.14 — Evolution du §'3C du méthane en fonction
du rapport méthane/somme des gaz.

On constate que le méthane bactérien est nettement plus appauvri en '°C que le
méthane thermogénique.

Kérogénes type Il
(dont charbons humiques)

Rapport atomique H/C
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0:3 0[4 0,5
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Figure 5.15 - Représentation de I'évolution géochimique des kérogénes
et principales zone de formation des hydrocarbures dans le diagramme
de van Krevelen. D"apres Durand, 1980.
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La figure 5.16 présente 1’évolution des différentes formes de maticres organiques
contenues dans une roche sédimentaire en fonction de sa profondeur d’enfouissement
et en supposant que la quantité de carbone organique reste constante depuis la surface
jusqu’au fond du bassin sédimentaire.
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Figure 5.16 - Evolution générale des formes de la matiére organique en fonction
de la profondeur sans expulsion des hydrocarbures.
Modifié d'apres Tissot et Welte, 1984.

Dans les premieres centaines de métres qui marquent la diagenese précoce, on assiste
a (1) la dégradation et la transformation des biomolécules, issues du vivant, en géo-
molécules et (2) a la production de méthane bactérien. En fin de diagenese, le produit
organique stable, formé par polymérisation et éventuellement sulfuration naturelle des
composés ayant échappé a la dégradation, répond vraiment a la définition du kérogene.

Les gammes de profondeur mentionnées dans ce qui suit dépendent bien str du
régime thermique local ou régional et donc des flux en base de pile sédimentaire. A ces
gammes de profondeur — utiles pour la pédagogie —, on pourra parfois substituer des
gammes de température : 60 °C, 120 °C, 160 °C...

A des profondeurs de 1500 a 2000 m, les premieres altérations thermiques génerent
des acides organiques et un peu de méthane et d’éthane (gaz thermiques précoces), voire
de petites quantités de gazoline. Au-dela, a partir de 2500 m environ, des réactions de
craquage thermique s’amplifient et se généralisent. Elles conduisent a la formation de
composés polaires (résines, asphalténes) et d’hydrocarbures a longue chaine, puis, a des
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profondeurs supérieures, a celle d’hydrocarbures a chaine de plus en plus courte. C’est
la phase de catagenese.

Lorsque la profondeur augmente encore (c’est variable selon les bassins mais a partir
d’environ 3 500 m dans le cas de la figure 5.16), I’huile n’est plus stable thermiquement
et les hydrocarbures qui la composent craquent a leur tour pour donner in fine des molé-
cules gazeuses. Dans le méme temps, ce qui reste de potentiel pétroligéne au kérogeéne
(qui mérite de moins en moins son nom) est également libéré sous forme d’hydrocar-
bures gazeux, principalement du méthane. A la fin de cette étape, appelée métagenése,
il ne reste plus de la matiére organique initiale, d’un cdté qu’un résidu formé presque
exclusivement de carbone (sous forme d’un assemblage de noyaux polyaromatiques trés
condensés qui deviendra du graphite si la roche subit le métamorphisme) et de 1’autre
coté du méthane seul (gaz sec).

On appelle fenétre a huile ’intervalle de profondeur et de température, variable
selon les bassins sédimentaires, ou le craquage thermique du kérogeéne produit la majo-
rité des fractions liquides du pétrole, et fenétre a gaz I’intervalle de profondeur et de
température ou le craquage thermique ultime du kérogene et le craquage secondaire de
I’huile produisent la majorité des fractions gazeuses. La transition entre les deux est
marquée par la formation du gaz humide, ou gaz a condensat.

Du point de vue composition des hydrocarbures générés, les kérogeénes de type I
produisent souvent des hydrocarbures dont le mode est centré entre n-C,4 et n-C,;, sans
prédominance d’une longueur de chaine par rapport a une autre. Les hydrocarbures
produits par les kérogenes de type Il présentent des modes centrés sur des longueurs de
chaines en n-C;s et n-C5 alors que les hydrocarbures de type III sont plus lourds que
les précédents (n-C,5 a n-C3;) et présentent une forte dominance des termes impairs
(figure 5.17).

L’énergie thermique nécessaire au craquage des kérogenes, appelée énergie d’ac-
tivation (selon la loi d’Arrhenius), est déterminée en soumettant des kérogénes de
différentes lignées a des maturations expérimentales et repose sur I’ utilisation de I’équa-
tion d’ Arrhenius, qui décrit la cinétique de production d’une certaine quantité d’huile
(dx/dt) aux dépens d’une quantité de kérogene (x):

E

dx _ —kx" avec k = Ae[ RTJ etn =1

dr

avec:
e A: facteur pré-exponentiel (s7');
e E: énergie d’activation apparente (kJ.mol™!);
e R: constante des gaz parfaits (0,001987 kJ.mol!);
e T:température (K).
Dans cette équation apparaissent deux parametres, la température et le temps (T et 1),
qui agissent de facons tres différentes, la température agissant de maniere exponentielle
et le temps de maniere linéaire.
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Figure 5.17 — Chromatogrammes des extraits de roches-méres contenant
des kérogenes des différents types (I, || et Ill) en fonction de la distribution
des n-alcanes entre le début et la fin de la catageneése.

Il se trouve aussi que la distribution des énergies nécessaires au craquage de chacun
des types de kérogenes est plus ou moins étalée. La gamme d’énergie nécessaire au cra-
quage des kérogenes de type I1I est bien plus large que celle nécessaire au craquage du
type 11, et celle pour le type I est étroite (avec un mode et un comportement mono-éner-
gétique) mais avec une énergie d’activation supérieure a celle des kérogenes de types 11
et IT1. Cette propriété résulte de la nature différente des especes moléculaires présentes
dans les kérogenes de type I et de leurs liaisons. Une exception toutefois concerne les
kérogenes soufrés (types IS et 1IS), dont le craquage intervient des 50 a 60 °C et qui
produisent des huiles soufrées et du H,S.

Ces propriétés font que, toutes choses €gales par ailleurs, le taux de transformation
(TT, aussi noté TR, transformation ratio) des différents types de kérogenes en hydro-
carbures sera différemment réparti dans le temps (figure 5.18). De ces simulations, il
ressort que la formation des hydrocarbures (a taux de transformation égal a 0,5) peut
s’étaler sur une fenétre de 40 a 50 Ma en fonction de leur type de kérogene. Cet élément
est crucial lorsque 1’on essaie de reconstituer la chaine géopétroliere et la chronologie
de la génération des hydrocarbures dans un bassin en regard, par exemple, de celle de
la formation des pieges potentiels.
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Figure 5.18 — Comparaison des courbes calculées de |'évolution du taux
de transformation du kérogéne en hydrocarbures pour les types |, IS, II, IS,
et Il avec une roche-mére déposée au méme moment et subissant un gradient
géothermique constant de 34 °C/km et un taux de recouvrement
(enfouissement de la roche-mére) constant de 32 m/Ma.

ISR ERY | es marqueurs organiques de paléotempératures

132

N R RN NN RN

Reconstituer I'histoire thermique d'un bassin sédimentaire est essentiel en géologie
pétroliere afin de déterminer I'évolution des températures au cours du temps et
plus particulierement la température maximale atteinte par les roches-meéres pour
en inférer leur degré de maturité actuel.

Le phénoméne est en effet irréversible et c'est bien I'enfouissement associé et
les flux thermiques qui vont déterminer la maturité du kérogéne ou son niveau
maximal de métamorphisme organique (LOM ou level of organic metamorphism
de certains auteurs, notamment ceux de Shell). Parmi les paramétres de maturité, il
existe plusieurs paléothermometres organiques.

Le plus frequemment employé est la réflectance (ou pouvoir réflecteur) de la vitri-
nite, particule organique (ou macéral) de teinte généralement grise, fréquente dans
les charbons et les roches-meéres de type Ill et dérivant de tissus ligno-cellulosiques
gélifies. Ces mesures ont été mises au point par les ingénieurs allemands travail-
lant sur les évolutions des charbons pour I'industrie extractive miniére, notamment
dans la Ruhr au début du XX¢ siecle. On mesure au microscope la capacité a réflé-
chir la lumiére, propriété qui évolue de maniére continue avec |'augmentation de
température et de maturité du kérogene. L'augmentation de la réflectance de la
vitrinite traduit en réalité I'abondance des entités aromatiques et leur progressive
organisation en plans pré-graphitiques au sein des résidus carbonés. La valeur de la
réflectance (notée PR, pouvoir réflecteur, ou Ro, reflectance in oil) est utilisée pour
déterminer le rang des charbons et par extension celui des kérogénes.
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Un PR de la vitrinite (noté parfois PRV ou VRo) de 0,5% marque le passage de la
diagenése a la catageneése, et un PRV de 2% celui de la catagenese a la métage-
nese. Au sein de la catagenese, le passage du domaine de production des huiles a
celui du gaz humide est de 'ordre de 0,9 a 1% PRV. Les courbes d'isoréflectance
du PRV sont reportées sur le diagramme de van Krevelen afin de délimiter les diffé-
rentes étapes de transformation des kérogénes (cf. figures 5.15 et 5.16).
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Figure 5.19 — Principe de la mesure du PRV. Document Total.

En absence de vitrinite, dans les séries contenant des kérogenes de type Il ou dans
des roches déposées avant la conquéte des terres émergées par les plantes supé-
rieures, une échelle de réflectance des bitumes (dite de Jacob) est parfois utilisée.
C'est le cas des séries pré-dévoniennes. On peut utiliser pour la méme raison un
pouvoir réflecteur des fossiles de graptolites datant du Silurien (Afrique du Nord par
exemple).

Un autre parametre de maturité est la fluorescence des hydrocarbures présents
dans la roche-mére ou de certaines particules organiques du kérogéne, c'est-a-dire
I"émission de lumiére fluorescente en réponse a une excitation par un rayonnement
UV. Le spectre d'émission va se déplacer avec la maturité, du bleuatre au verdatre
dans les zones immatures, au jaune en début de fenétre a huile, passant ensuite a
I'orange en fin de fenétre a huile puis au rouge sombre au-dela.

L'index d’altération thermique (IAT, ou TAl en anglais) des spores et grains de
pollen est également utilisé. Il s'agit d'une estimation semi-quantitative de la couleur
de ces particules qui, en microscopie optique, évolue du jaune clair au brun foncé-
noir au cours de la maturation des roches-méres.

La température maximale de pyrolyse (T,,..,) est fournie par I'appareil Rock-Eval
(cf. plus haut). Il s'agit de la température a laquelle est porté le four de pyrolyse
lorsque I'on atteint le maximum de production des hydrocarbures (maximum du
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pic S2). Des températures T,.., comprises entre 430-435 °C et 450-470 °C sont consi-
dérées respectivement comme I'entrée dans la fenétre a huile et dans celle a gaz.
Néanmoins ce parameétre est peu fiable pour des kérogénes de type I.

- L’évolution stéréochimique des biomarqueurs est aussi utilisée pour reconstituer
¢ la maturité thermique d'un kérogéne ou d'une huile. En effet, certains biomarqueurs
- se transforment en isoméres plus stables au cours du temps. Le rapport de ces deux
. conformations est alors utlisé comme marqueur de maturité. On fait appel notam-
ment aux stéranes et hopanes, dans lesquels la position de certaines liaisons par
rapport au plan de la molécule dépend de la température.

. Le taux d'aromatisation du kérogéne peut y étre mesuré par spectroscopie infra-
- rouge, diffraction des rayons X, ou encore résonance magnétique nucléaire du
: proton et du 3C.

Afin d'avoir une échelle de maturité commune, les différents paramétres sont
convertis en valeurs du pouvoir réflecteur de la vitrinite équivalent (ou PRVeq), qui
+ sera |'indicateur universel suivant diverses échelles de conversions.

S1 la température est le parametre de premier ordre pour la genese du pétrole, le temps
joue également un rdle important (loi d’ Arrhenius), mais les deux n’agissent pas de la
méme maniéere. La vitesse de transformation du kérogeéne est une fonction linéaire du
temps alors qu’elle progresse de facon exponentielle avec la température. Une tempéra-
ture minimale est donc nécessaire a I’initiation et a I’entretien des réactions pétroligenes,
mais on constate que celle-ci est d’autant plus élevée que les roches-meres sont jeunes.

L’étude de différents bassins pétroliers permet d’estimer cette température critique
minimale d’entrée dans la fenétre a huile. Elle est de I’ordre de 50-60 °C pour des
roches-meres paléozoiques du Sahara ou du Canada, et de I’ordre de 100-110 °C pour
des roches-meres mio-pliocenes de Californie. Il n’en demeure pas moins que, dans les
bassins au gradient géothermique «normal» (autour de 30-35 °C/km), la plupart des
huiles sont générées entre 110 et 140 °C et la plupart des gaz entre 150 et 230 °C.

La genese du pétrole doit donc s’envisager sur des temps longs, allant de quelques
millions d’années (Ma) dans les bassins tres subsidents et chauds (jusqu’a 80 °C/km)
a plus d’une centaine de Ma (et parfois plusieurs centaines) dans les provinces pétro-
lieres cratoniques froides (25 °C/km). Cela a évidemment une conséquence directe sur
la profondeur des fenétres a huile et a gaz dans les bassins sédimentaires (figure 5.20).

Selon les bassins, I'histoire de la genése du pétrole passe par des phases d’accéléra-
tion et de stase en fonction des rythmes de la subsidence et des changements du régime
thermique. Celle-ci dépend aussi de I’évolution temporelle du gradient géothermique
dans le bassin et des effets que peut induire son remplissage sédimentaire. Par exemple,
la présence de sel sur quelques centaines de metres d’épaisseur peut modifier signifi-
cativement le transfert de chaleur a travers la colonne sédimentaire, conduisant a une
anomalie thermique plus chaude au-dessus du sel et a un effet inverse (blanketing effect)
au-dessous. C’est tout I’enjeu de la modélisation numérique de bassin que de reconsti-
tuer cette histoire mais aussi les chemins de migration des huiles ou gaz et leur devenir
une fois ceux-ci accumulés dans les réservoirs.
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Figure 5.20 - Relation entre profondeurs des fenétres a huile
et a gaz en fonction du temps et des gradients thermiques (45 °C/km et 27 °C/km)
pour une roche-meére de type |l.

Une treés grande majorité des gisements pétroliers dans le monde se seraient formés
durant les 100 voire 60 derniers millions d’années, c’est-a-dire durant le cycle oro-
génique alpin qui a permis la genese et la structuration de bassins sédimentaires ou
les différents éléments de la chaine géopétroliere ont pu se mettre en place et qui ont
atteint les conditions nécessaires a la génération du pétrole quel que soit I’dge des
roches-meéres.

Une autre raison tient au fait que les gisements plus anciens (formés durant les cycles
orogéniques calédoniens et hercyniens) ont largement disparu du fait de la réactivation
et de I’érosion de bon nombre de bassins paléozoiques durant le cycle alpin et/ou parce
qu’ils n’étaient pas assez robustes en termes de rétention sur le long terme. Voir aussi
la discussion dans le chapitre 7 sur les rendements des systemes pétroliers.
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Migration

des hydrocarbures,
couvertures

et pieges pétroliers

|ntr0duction ................................................................................................................................... ;

Dans ce chapitre sont décrits les phénoménes postérieurs au dépdt de la roche-mere et a
sa maturation, a savoir I'écoulement des hydrocarbures dans les roches, caractérisé par
plusieurs stades tous nécessaires: expulsion hors de la roche-mére (migration primaire),
migration secondaire dans des drains menant au réservoir (ou magasin), piégeage par une
roche imperméable dite couverture. Réservoir et couverture forment un théme, et leur
géométrie dans |'espace définit un piege pétrolier apte a stocker les hydrocarbures sur
une certaine durée.

B Objoctifs  [— .

les stades de la migration i @) Les modalités de la migration
du pétrole. primaire

les conditions impératives du ‘
piégeage des hydrocarbures: existence P
d'un theme pétrolier, c'est-a-dire un couple Les couvertures pétrolieres
réservoir/couverture dont I'agencement et la ) Picges et piégeage
géomeétrie caractérisent un piege pétrolier. :

A L migration secondaire et
|'accumulation dans le réservoir

P 6 La préservation des
(EIEED la fragilité du piégeage sur la durée. : hydrocarbures dans les piéges

€D Les modalités de la migration primaire

On ne peut pas dissocier 1’étude de la genese des hydrocarbures de celle de leur expul-
sion hors de la roche-mere, phénomeéne que 1’on nomme migration primaire.

On distingue en effet ces mécanismes — qui se déroulent sur de courtes distances dans
des roches treés peu perméables — de ceux permettant le déplacement — parfois sur de
longues distances jusqu’au réservoir — des hydrocarbures dans des roches poreuses et
perméables, phénomeéne que 1’on nomme migration secondaire (cf. § 2).
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On peut se représenter la migration primaire comme le drainage naturel des hydro-
carbures de la roche-meére vers le réservoir en deux étapes successives: (1) I’expulsion
des hydrocarbures hors du kérogene et (2) leur déplacement a travers la roche-mere
jusqu’au contact avec des roches plus poreuses et perméables.

Précisons que le diametre des molécules qui doivent effectuer ce transfert s’éche-
lonne de 4 A pour le méthane a 50-100 A pour les composés lourds de type asphalteénes,
alors que le diametre des pores dans les argiles est de 50-100 A vers 2000 m de pro-
fondeur et inférieure 2 50 A au-deld, c’est-a-dire lorsque 1’on rentre justement dans la
fenétre a huile.

En théorie, on peut envisager les processus de déplacement des hydrocarbures selon
différentes formes: (1) en solution aqueuse, (2) sous forme colloidale ou micellaire, et
enfin (3) en phase huile ou gaz individualisée.

Si I’on examine la migration primaire dans son cadre géologique, les deux premiers
modes ne peuvent pas rendre compte des accumulations rencontrées dans les bassins
sédimentaires.

Pour le déplacement sous forme de solution aqueuse, on doit tout d’abord rappe-
ler que les hydrocarbures sont trés peu solubles dans I’eau (a I’exception toutefois du
méthane, de 1’éthane, du benzene et du toluéne), et ce méme dans les conditions de
pression et de température des roches-meres (figure 6.1).

1400+
s e . Cio C
12004 Tres faible solubilité -
des hydrocarbures Quartz
1000 dans I'eau en dessous
de 100 °C
| 1921
= 800 E C24-31
o i
2 600- |
400+ ;
2007 |
0

0 50 100 150 200 250 300 350
Tempeérature (°C)

Figure 6.1 - Solubilité des hydrocarbures selon différentes classes dans |'eau pure
en fonction de la température.
On constate que la solubilité des hydrocarbures est trés faible en dessous de 100 °C
et qu’elle augmente de maniere exponentielle avec la température avec un décalage
vers des températures de plus en plus élevées pour les classes d’hydrocarbures les
plus lourdes. La courbe de solubilité du quartz est donnée a titre de comparaison.
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A nombre d’atomes de carbone équivalent, les hydrocarbures aromatiques sont plus
solubles que les n-alcanes, qui sont les molécules majoritaires dans les bruts. Il y a donc
un profond désaccord entre la distribution des différentes familles moléculaires dans
un brut et la répartition qui résulterait de leur déplacement en solution dans I’eau. Une
autre raison tient au fait que presque toute I’eau a déja été expulsée de la roche-mere
aux profondeurs ou se produit la migration primaire.

La dispersion sous forme de colloides ou de micelles (agrégats sphéroides hydro-
phobes-hydrophiles associant un hydrocarbure a des molécules d’eau) se heurte aux
mémes objections, dans la mesure ou la taille des micelles est de 1’ordre de 60 A et
que la quantité et les flux d’eau seraient trop limités pour assurer le transport de grands
volumes d’hydrocarbures sous cette forme.

Toutefois, un élément en faveur de cette hypothése est que, aux profondeurs ou se
produit la migration primaire, des minéraux argileux se transforment en libérant de I’eau
(déshydratation des argiles smectitiques en illite). C’est d’autant plus vrai dans le cas
de roches-meres argileuses sous-compactées pour lesquelles 1’expulsion retardée de
leur eau se fait a des profondeurs plus élevées, proches de celles a laquelle sont géné-
rés les hydrocarbures. En d’autres termes, il y a analogie de gamme thermique entre
transformation illitte-smectite en illite et fenétre a huile migrable des hydrocarbures, la
formation des fluides aqueux et hydrocarbonés résultants étant une source de surpres-
sion possible.

S1 la migration primaire des hydrocarbures sous forme aqueuse (solution ou col-
loides) n’est pas impossible, elle semble cependant limitée a un trés petit nombre de cas.

Il existe un relatif consensus sur le fait que 1’expulsion de 1’eau et de 1’huile (ou du
gaz) a lieu sous forme de phase constituée et séparée, de maniere décalée dans le temps,
et principalement sous 1’effet de la compaction (figure 6.2).

A la fin de la diagenese, la roche-mere contient du kérogeéne, qui est une substance
solide, en plus ou moins grande quantité et dans un arrangement variable' avec les par-
ticules miné€rales voisines. La porosité de la roche-mere est principalement occupée par
de I’eau, qui est expulsée en continu parce que la pression des fluides (pression hydros-
tatique) est en principe supérieure a celle de son encaissant minéral (cf. chapitre 3).

Au début de la catagenese, I’huile commence a €tre générée par le kérogene. Les
observations en microscopie par fluorescence de roches-meres a ce stade de maturation
révelent la présence de petits filonnets d’huile de 1’ordre du micrometre d’épaisseur a
proximité et a I’intérieur des particules du kérogéne. Huile et eau étant pratiquement
insolubles I'une dans I’autre, deux phases se dissocient et les forces interfaciales qui
en résultent s’opposent a I’expulsion. De plus, la nature hydrophobe du kérogene et sa
structure mal organisée ménageant des vides en son sein auraient tendance a retenir les
produits formés.

1. Laminé, dispersé ou en agrégats ; voir par exemple les microfaciés de la figure 5.3.

139



Chapitre 6 ¢ Migration des hydrocarbures, couvertures et pieges pétroliers

140

L’eau, encore majoritaire a ce stade dans la porosité de la roche, continue a étre expul-
sée et, avec elle, probablement une petite fraction d”hydrocarbures (principalement des
hydrocarbures aromatiques) sous forme dissoute. L’essentiel des hydrocarbures reste
donc dans les pores de la roche-mere et piégés dans des microcavités du kérogene.

El Argile
Lit silteux

Zones ou la porosité est envahie
par I'huile ou le gaz

ZONE IMMATURE (Diagenese)

Porosité = 15 %

= Saturation en huile =0 %

Expulsion de I'eau (compaction)

DEBUT DE FORMATION
DE L'HUILE

Les hydrocarbures formés
envahissent la porosité
Porosité = 10 %
Saturation en huile =5 %
Pas d'expulsion de I'huile

MILIEU OU FIN DE LA
FORMATION DE L'HUILE

Porosité = 8 %

= Saturation en huile = 20-30 %

La SatEx (saturation d’expulsion)
est atteinte

La migration primaire est possible

Q=2 Matiére organique (2,5 %)
==, Ecoulement de l'eau
\b Ecoulement de I'huile

Figure 6.2 - Schéma simplifié de migration primaire, c’est-a-dire de I'expulsion
des hydrocarbures liquides hors de la roche-mére a I'échelle microscopique,
correspondant approximativement a celle des lames minces de la figure 5.3.

D'aprés Ungerer et Durand, 1987.

La formation des hydrocarbures se poursuivant, il arrive un moment ol ceux-ci vont
occuper plus de volume dans la porosité résiduelle, au moins localement. Les forces
interfaciales étant alors minimisées, 1”huile est expulsée a son tour (figure 6.3). Un seuil
d’au moins 20 a 30 % de saturation de la porosité résiduelle par I’huile est nécessaire pour
que la migration primaire ait lieu sinon I’hydrocarbure est retenu. On appelle SatEx ce
seuil de saturation permettant I’expulsion. Ces 20 a 30 % de molécules hydrocarbonées
retenues dans la porosité de la roche-mére permettent par définition ’exploration et
I’exploitation des hydrocarbures de roches-meéres, qu’il s’agisse d’huile ou de gaz.
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Figure 6.3 - La migration primaire est contrélée par la différence de pression
des fluides entre la roche-mére et la roche-réservoir.

Par endroits, la pression de I’huile pourrait vaincre celle de confinement en ouvrant
des microfissures dans le kérogene ou les sédiments a grain fin de la roche-mere
(figure 6.4). 11 s’agit 1a d’une fracturation hydraulique naturelle qui est plus fréquente
et efficace dans les roches-meres carbonatées, siliceuses ou silteuses que dans celles
argileuses, qui sont plus déformables (ductiles) que cassantes (brittle en anglais). Cette
microfacturation facilite I’expulsion de 1’huile comme c’est le cas dans certains champs
carbonatés du Moyen-Orient ainsi que dans les turbidites silicifiées du bassin sénonien
du Gabon.

En tout point, la migration primaire des hydrocarbures obéit aux mémes lois de
pression d’entrée ou de seuils d’hydrofracturation et d’écoulements que celles que
nous avons caractérisées au chapitre 3 et qui seront détaillées plus bas, au paragraphe 3
concernant les couvertures pétrolieres.

On concoit aisément que cette expulsion aura lieu a un stade d’autant plus précoce
que la génération des hydrocarbures sera précoce, ce qui dépend de la richesse initiale
en carbone de la roche-mere mais aussi du type de kérogene et de son organisation
spatiale vis-a-vis des phases minérales.

Les températures et les pressions régnant dans les roches-meres sont telles que 1"huile
et le gaz n’y constituent souvent qu’une seule phase. Au cours de la migration, la remon-
tée vers la surface provoque une diminution de pression (et de température) qui peut
conduire a la séparation des deux phases et former selon les cas des gisements de gaz de
couverture, de gaz avec anneau d’huile ou de gaz a condensat (cf. chapitre 2, figure 2.3).
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Figure 6.4 — Observation en lame mince de |'expulsion au sein d‘une roche-mere
(Toarcien, Gréce). Cliché F. Baudin.

Les hydrocarbures formés sont concentrés au cceur des tests encore vides de
radiolaires mais aussi dans une microfracture. Le fond brun de la lame est un mélange
d‘argile et de kérogéne en cours de maturation (ici milieu de la fenétre a huile).

Les déplacements de I’huile dans la roche-mere se feraient sur des distances assez
limitées, de I’ordre du metre ou du décametre (figure 6.5). Ils sont évidemment condi-
tionnés par les caractéristiques pétrophysiques de cette roche-mere, facilités par des
niveaux plus silteux ou sableux formant des drains latéraux, ou au contraire limités par
des niveaux argileux homogenes et compacts. Les microfissures au sein de la roche-
meére, notamment celles provoquées par la fracturation hydraulique naturelle, et les
failles la traversant facilitent I’expulsion verticale.

Du fait de la poussée d’ Archiméde et parce que la densité des huiles est inférieure a
celle de I’eau, la migration primaire a tendance a se réaliser en général du bas vers le
haut (migration per ascensum). 11 existe cependant des cas, notamment a la base des
roches-meres, ou I’injection de 1’huile peut se faire dans une couche sous-jacente plus
poreuse et perméable. On parle alors de migration primaire per descensum et parfois,
dans le cas de failles, per laterum. Encore une fois, ce sont les pressions d’entrée ou de
déplacement qui président a ces phénomenes.

Si on percoit assez bien les conditions de la migration primaire des hydrocarbures,
I’incertitude reste grande en ce qui concerne les quantités réellement expulsées. On
sait en revanche que la migration primaire conduit & une ségrégation des produits ini-
tialement présents dans la roche-mére. Les molécules lourdes (résines et asphalténes
notamment) ont tendance a s’adsorber sur les particules minérales et a ne pas étre faci-
lement expulsées par comparaison avec les hydrocarbures (n- et iso-alcanes, cyclanes
et aromatiques ; figure 6.6). Une ségrégation chimique se produit entre la roche-mere et
les niveaux réservoirs qui lui sont contigus.
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Figure 6.5 - Différents modes de migration primaire.
A et A’: Aux épontes de la roche-mére (A: per ascensum et A’ per descensum)
au contact d'une roche plus poreuse et perméable. B: A travers des microfissures
préexistantes mais le plus souvent générées par une fracturation hydraulique naturelle.
C: Le long d'une faille. D: En empruntant une couche plus perméable interstratifiée
dans la roche-mere.
Echelle variant du métre au décamétre.

Faciés argileux Faciés carbonaté

HC aromatiques

Extrait de la
roche-meére

Huile

Figure 6.6 — Comparaison des compositions des hydrocarbures
(saturés, aromatiques et NSO) extraits d‘une roche-mére argileuse-sableuse
ou carbonatée et de ceux présents dans les huiles expulsées de ces roches-méres.
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Lorsqu’une roche-mere est pauvre en kérogeéne, les quantités d’hydrocarbures liquides
formées seront moindres et resteront éventuellement sous la saturation minimale d’ex-
pulsion. L’expulsion des hydrocarbures liquides étant impossible et I’enfouissement se
poursuivant, le craquage secondaire entrera en jeu et le rapport gaz/huile augmentera.
Les hydrocarbures finiront par étre expulsés mais plutdt sous forme de gaz.

Il y a donc fondamentalement une différence dans la nature et les quantités de pro-
duits formés en fin de métagenese selon que la migration primaire a lieu (milieu ouvert)
ou non (milieu fermé) (figure 6.7).

% de keérogéne transformé
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Kérogene initial Kérogéne initial

Keérogene residuel Keérogene residuel
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Pyrobitume

Milieu fermé Milieu ouvert

Figure 6.7 — Schéma de la formation des hydrocarbures et du résidu carboné
(pyrobitume) dans une roche-mére en fonction de son enfouissement.

Sur cette figure, il s'agit de quantités cumulées qui sont exprimées en pourcentage du
carbone contenu dans le kérogéne initial. A gauche, tous les produits formés restent
dans la roche-meére et subissent le craquage secondaire (milieu fermé). A droite,
les produits sont expulsés au fur et a mesure de leur formation. On constate que la
quantité de gaz est beaucoup plus importante dans le premier cas.

Si la quantité cumulée de gaz formé est beaucoup plus importante en milieu fermé,
elle se fait évidemment aux dépens de la quantité d’huile et elle s’accompagne de la
formation d’un résidu polyaromatique trés riche en carbone, appelé pyrobitume. Ce
pyrobitume immobilise du carbone mais aussi de 1’hydrogene et donc la quantité totale
de carbone sous forme hydrocarbure décroit dans un premier temps. Dans la zone de
métagenese, du kérogene résiduel, du pyrobitume et du méthane coexistent dans la
roche-mere. On observera que ce pyrobitume peut obstruer la porosité de la roche et
avoir ainsi un effet de cimentation dommageable. De petites quantités de méthane
continuent a se former par craquage ultime du kérogene résiduel et du pyrobitume, qui
restitue ainsi une partie de son hydrogene. La quantité totale cumulée de méthane croit
donc légerement (figure 6.7, milieu fermé).
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La migration primaire du gaz obéit probablement a des mécanismes différents de ceux
a I’ceuvre pour I’expulsion de I'huile, et I’eau pourrait y jouer un rdle non négligeable.
En effet, la solubilité du méthane augmente rapidement avec la pression (figure 6.8),
mais elle diminue avec la salinité. A grande profondeur, les aquiféres peuvent contenir
jusqu’a 5% en poids de méthane dissous, soit pratiquement autant que dans certaines
huiles qui contiennent ce gaz dissous. La migration du gaz pourrait €également se faire
par simple diffusion moléculaire.

0
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40004

5000
NaCl (g/l) : 100 5 100 5

0o 2 4 6 8 10 12 14
Solubilité du CH, dans I'eau (m*m?)

Figure 6.8 - Solubilité du méthane en fonction de la salinité (entre 5 et 100 g/l)
et de la profondeur dans des conditions de pression hydrostatiques
ou lithostatiques. Huc, 2013.

Au final, la notion de migration primaire recouvre plusieurs mécanismes, complé-
mentaires, dont I’importance est fonction de la nature des hydrocarbures qu’elle affecte
et de la profondeur d’enfouissement de la roche-mere qu’elle intéresse. La quantité et la
composition des huiles et des gaz qui sortent d’une roche-meére ne s’appréhendent pas
simplement. Elles dépendent du type de la roche-mere et de la nature du kérogéne ini-
tial, de la cinétique de leur formation et de la cinétique de 1’expulsion. Ces mécanismes
sont difficilement prédictibles mais leur modélisation mathématique donne des résultats
trés encourageants et considérés comme fiables.

€) La migration secondaire
et ['accumulation dans le réservoir

Ce qui différencie fondamentalement un réservoir d’une couverture ou encore de ce
que I’on appelle une waste zone, c’est la présence d’une microporosité (couverture,

145



Copyright © 2017 Dunod.

Chapitre 6 ¢ Migration des hydrocarbures, couvertures et pieges pétroliers

parfois aussi roche-meére) ou d’une macroporosité (réservoir) liée a la granulométrie et
au classement de la roche concernée.

C’est en effet le rayon de pore (qui va affecter la pression d’entrée, cf. chapitre 3)
ainsi que 1’évolution de la perméabilité qui sont a 1’origine d’un écoulement ou non
dans la roche.

L’intervalle appelé waste zone n’est ni un réservoir franc ni une couverture avérée,
il contient des hydrocarbures mais ceux-ci ne sont pas exploitables et ne produiront pas
d’hydrocarbures en raison de la trop faible perméabilité de la roche, sauf, le cas échéant,
en exploitation d’hydrocarbures non conventionnels.

Si la waste zone n’est pas incluse dans I’ évaluation initiale volumétrique du prospect,
la présence de tels niveaux sera pénalisante pour le volume de réservoir qui peut €tre
exploité comme on I’anticipe avant le forage car, de facto, elle ne devra pas étre intégrée
au volume de roche du prospect (cf. chapitre 10).

En effet, considérant une vision statique des volumes quand on évalue un objet pros-
pectif, il faut en principe retirer ce volume de waste zone du volume de roche imprégnée
d’hydrocarbures.

Il est toutefois possible en production (écoulements dynamiques) d’observer des
contributions de ces niveaux au bout d’une certaine durée.
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Figure 6.9 — Dualité réservoir/couverture ou plutét continuum
entre taille des grains et perméabilité.
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2.1 Conditions physiques de la migration secondaire
des hydrocarbures

La migration primaire des hydrocarbures (I’expulsion) est atteinte quand la pression
d’entrée (P.) de la roche-mere est dépassée (mouillage ou mouillabilité a 1’hydrocar-
bure) et donc des que I’écoulement au sens darcéen va pouvoir se déclencher dans la
roche-mere.

La migration secondaire va pouvoir s’opérer a la condition nécessaire qu'un drain
soit disponible au voisinage de la roche-mere.

Un drain peut étre un niveau de moindre P, au contact de la roche-meére qui expulse
des hydrocarbures et ce quelle que soit sa nature :
¢ un lithofaciés clastique ;
un lithofaciés carbonaté ;
une faille passante, c’est-a-dire perméable ;
une discordance ;

une variation latérale ou verticale de lithofacies...

Les mémes regles de migration des hydrocarbures vont s’appliquer, a savoir que la
pression capillaire sera atteinte par augmentation de la pression de flottabilité (poussée
d’ Archimede).

Ensuite, la condition intrinséque sera d’avoir une saturation du réseau poreux et le
déclenchement d’un écoulement dynamique dans ce drain dont la lithologie sera une
des clés (puisque reliée au rayon de pore, fondamental dans la pression d’entrée P, et la
perméabilité qui va controler I’écoulement).

Au cours de cette migration secondaire, les hydrocarbures vont pouvoir passer par
différentes étapes qui seront fonction des conditions de pression et de température. On
retiendra que, si les conditions de pression sont situées au-dela de 450 bar, c’est un
fluide critique qui sera présent. Ensuite, si les conditions de pression et de température
décroissent au cours de la migration, c¢’est une démixtion en régime diphasique, huile
et gaz, qui pourra s’ opérer.

En cours de migration secondaire, des gaz peuvent se dissoudre dans les aquiferes, et
les compositions d’hydrocarbures piégés ou migrés peuvent évoluer vers des produits
plus lourds ou parfois plus 1égers par effet de chromatographie naturelle.

L’ordre de grandeur des vitesses de migration est résumé par le tableau 6.1. Les
vitesses ainsi évaluées (par modélisations) sont variables suivant le type de migration,
verticale ou latérale (cf. § 2 du chapitre 7 et figure 7.6).

De facto, elles sont beaucoup plus rapides verticalement que latéralement du fait
méme de la poussée d’ Archimede.
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Tableau 6.1 — Ordre de grandeur des vitesses de migration modélisées. Document Total.

Permeabilité

Lithologie Migration verticale Migration latérale (pendage = 2°)
Huile Gaz Huile Gaz
Grés (100 mD) 170 km/Ma 1700 km/Ma 6 km/Ma 60 km/Ma
Silt (1 mD) 1,7 km/Ma 17 km/Ma 60 m/Ma 600 m/Ma
S(igrgggriﬁx 17 m/Ma 170 m/Ma 60 cm/Ma 6 m/Ma
Argile 17 cm/Ma 1.7 m/Ma 6 mm/Ma 6 cm/Ma

Un effet de ségrégation de fluides a ét€ mis en évidence par le géologue pétrolier
américain Gussow en 1954 (figure 6.10). Par simple différence de P, (pression d’hy-
drocarbures différente entre gaz et huile), il peut s’opérer un effet de chasse de 1’huile
au point de fuite de pieges pétroliers en relais latéral alors qu'une phase gaz commence
a migrer. La condition nécessaire pour que cet effet soit observé est la présence d’une
couverture continue et efficace (cf. § 3).

Une autre forme de migration, qui pourrait s’ appeler migration tertiaire dans 1’ordre
chronologique, est celle de la fuite post-chargement du piege.

Elle est appelée aussi dysmigration des hydrocarbures.

Toutefois, on restreint parfois ce terme de dysmigration a la perte complete des
hydrocarbures en surface.

L’origine peut en étre de diverses natures: exces de P, par augmentation de la
colonne et fuite par capillarité ou fuite par hydrofracturation, ou bien par rupture tecto-
nique ou érosive du piege pétrolier (cf. § 4).

Parfois, cette dysmigration peut étre a I’origine de gisements pétroliers et n’a donc
pas de connotation toujours négative, avec par exemple les gisements d’huile car-
bonifeére dans lesquels 1’huile a été chassée des coeurs de plis dévoniens gazéiféres
sous-jacents, comme en Bolivie par exemple.
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Figure 6.10 - Principe de I'effet Gussow. Document Total.

2.2 Les aires de drainage

Un concept fondamental associé a la migration des hydrocarbures est la notion d’aire
de drainage.

On peut assimiler la carte structurale d’une couverture régionale a celle du bassin-
versant des hydrogéologues, mais retranscrite «a I’envers », les hydrocarbures remon-
tant les pentes au lieu de les descendre, du fait méme de la poussée d’ Archimede. Cette
notion implique une vision dans I’espace, en trois dimensions, pour retranscrire les
mouvements migratoires des molécules hydrocarbonées.

Les lignes de flux migratoire y sont définies perpendiculairement aux courbes 1so-
bathes (courbes d’isoprofondeurs) ou, mieux, aux courbes de potentiel hydraulique.

Les accumulations d’hydrocarbures correspondent trés généralement a la partie haute
et fermée a potentiel hydraulique minimal de ce systeme : il s’agit du piege.

L’aire de drainage est la surface a I’intérieur de laquelle tout élément moléculaire
d’hydrocarbures (une goutte d’huile ou bien une bulle de gaz par exemple) est suscep-
tible d’atteindre le piege, si les conditions favorables a la migration de 1’hydrocarbure
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sont remplies, essentiellement la présence d’une roche ou d’un matériel drainant (faille,

fracture, réservoir...).

L’aire de drainage est définie au toit du (ou des) drains collecteurs successifs et peut
étre donc un «systeme de plomberie » trés complexe en particulier quand il y a des
failles ou des emboitements successifs de discordances.

Lorsqu’il y a superposition directe entre la roche-mere et le drain, et une continuité
latérale entre drain et réservoir, 1’aire de drainage peut étre appréhendée de maniére
simplifiée au toit de la roche-mere.

On peut distinguer :

e L’aire de drainage potentielle, qui correspond au premier stade d’interprétation.
Elle représente le bassin-versant du piege étudié. Son tracé repose uniquement sur
des criteres structuraux et ne tient pas compte de I’existence ou non d’une produc-
tion-expulsion et d’'une migration des hydrocarbures dans ce bassin-versant par une
roche-mere donnée.

e L’aire de drainage effective, qui correspond a un stade d’interprétation plus avan-
cée. Elle représente I’aire effectivement intéressée par la migration. Le tracé tient
compte alors de I’existence effective de roches-méres matures, des axes privilégiés
de migration (zones poreuses et perméables...), de la présence d’écrans possibles a
la migration (faille...) et des résultats pétroliers disponibles.

Le tracé de I’aire de drainage effective nécessite une vision en quatre dimensions.
Plusieurs cartes structurales a différents niveaux, s’enchainant ou se superposant par-
tiellement les unes sur les autres sont parfois nécessaires en cas de saut vertical ou
semi-latéral d’un niveau drainant a I’ autre.

<—— Aire de drainage potentielle ———>
<— Aire de drainage effective —>|

[
“-Toit de la zone de production
d’hydrocarbures

[ | Zone de production d’hydrocarbures
——— Aire de drainage potentielle

------- Aire de drainage effective

~>~ Chemin de migration

@ Accumulation d’hydrocarbures

Figure 6.11 - Notion d'aires de drainage. Document Total.
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L’image a I’ Actuel est suffisante en cas de migration subactuelle ou tardive et d’ab-
sence de déformation structurale importante ultérieure du bassin.

Dans les autres cas, en particulier dans le cas de structuration tardive, I’évolution de
’aire de drainage dans le temps pendant toute la période d’expulsion doit étre recons-
tituée pour avoir une évaluation correcte des volumes migrés et de leur composition.

Suivant la taille des aires de drainage dans un bassin, on parle de:

e systéme dispersif lorsque les aires de drainage unitaires sont petites (< 100 km?) et
nombreuses. Ce systéme se caractérise par une dispersion des hydrocarbures a la
faveur d’accumulations multiples ;

e systéme convergent lorsque les aires de drainage unitaires sont importantes
(> 1000 km?) et leur nombre limité. Un systéme convergent se caractérise par la
concentration des hydrocarbures en un nombre limité d’accumulations, comme par
exemple dans le bassin d’ Aquitaine (cf. chapitre 9).

2.3 Le réservoir pétrolier

Autrefois appelé avec beaucoup de pertinence magasin pétrolier (un magasin étant au
sens propre un lieu de stockage et de flux d’entrées et de sorties...), c’est bien siir avec
la roche-mere et la couverture une des composantes principales du systeme pétrolier tel
que défini au chapitre 4.

Par définition, le réservoir peut-étre homogene ou hétérogene, il peut comprendre des
barrieres de perméabilité locales ou régionales.

I peut étre interrompu ou limité par des failles, normales, inverses, en cisaillement,
en échelon...

I1 peut étre biseauté, localement affecté par la diagenése ou fracturé post-dépét (dia-
clases ou failles).

Il peut aussi étre dégradé et constituer des zones qui ne seront pas productives (waste
zones ou thief zones, terme parfois employé signifiant littéralement « zones volées »).

Pour étre économiquement viable, le réservoir doit posséder des caractéristiques suf-
fisantes qui permettent d’obtenir des débits substantiels sur la durée.

Les lithologies des réservoirs sont trés variées: sables et grés suivant le degré de
consolidation et de diagenese, plus ou moins argileux ; carbonates de diverses fabriques,
oolithiques, marneux, fracturés ; craie microporeuse mais peu perméable ; récifs avec
bio-constructions, madrépores, algues coralliennes, etc. ; socles fracturés: roches vol-
caniques, granites, gneiss, micaschistes.

Les socles et roches volcaniques développent essentiellement des perméabilités de
fractures, qui sont de diverses origines (diagenese, métamorphisme de contact...) et
leur confeérent de ce fait une forte hétérogénéité. On peut noter au passage, pour le
piégeage des hydrocarbures dans ces roches non sédimentaires, que les conditions sont
trés contraintes : juxtaposition latérale ou verticale entre le systeme générateur et la
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roche-magasin (filons du bassin de Neuquen en Argentine : roche-mere Vaca Muerta et

filons Lajas ; socle du Yemen : roche-meére jurassique Mabdi et socle cristallophyllien...).
Les carbonates sont les réservoirs les plus prolifiques, particuliérement quand

ils sont présents sous des couches évaporitiques dont la capacité de couverture est tres

forte, on parle alors de carbonates sous sel comme par exemple :

e dans la province du bassin de Santos (microbialites aptiennes) au Brésil ;

au Kazakhstan (Tenguiz, Kashagan et satellites dans le Carbonifere et le Permien) ;

au Turkmenistan (Yoloten) (Jurassique de plateforme);

au Moyen-Orient (Crétacé de plateforme) aux Emirats ;

au Qatar (North Dome) (Khuff: Permien);

dans le bassin d’ Aquitaine (calcaires a Annélides : Barrémien).

Dans la seule décennie 2001-2011 (figure 6.12) ils ont représenté 69 % des volumes
découverts.

Les carbonates ont I’avantage d’€tre souvent des dépots de plateforme donc d’exten-
sion importante. Des pieges a composante stratigraphique y sont rencontrés dans le cas
de récifs ou de plateformes isolées. Il existe aussi des turbidites (gisement de Rospo
Mare en mer Adriatique italienne ou gisement de Jaca en piémont pyrénéen espagnol).

La problématique des carbonates est tres souvent li€e a la présence d’hétérogénéités,
de diageneses primaires et secondaires qui posent de sérieux problemes d’écoulements
dynamiques et de compartimentation.

Pour ce qui est du chargement en hydrocarbures, les carbonates sont souvent a proxi-
mité de roches-meres situées soit en aval de la pente ou rampe, soit au-dessous, soit
au-dessus (notamment par la présence de termes pré-évaporitiques), ce qui constitue un
élément trés favorable de proximité (cf. § 12 du chapitre 7).

Plusieurs disciplines vont permettre d’appréhender 1’architecture interne des réser-
volrs pétroliers:

e l'interprétation séquentielle qualitative et quantitative. La stratigraphie séquen-
tielle (figure 6.13) a fait, sous la houlette des pétroliers dans les années 1970-1980,
d’énormes progrés. Ces travaux ont permis de relier la stratigraphie séquentielle a
I’interprétation sismique, les géométries internes des dépots et 1’identification des
couples réservoirs/couvertures rapportés a leurs environnements de dépot;

¢ l'interprétation sédimentologique (carottes, diagraphies, sismique);

¢ l'interprétation pétrophysique (carottes, logs, tests mesures Phi.K, etc.).
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Figure 6.13 - Concepts de stratigraphie séquentielle. Document Total.

Une fois proposé, le modele de dépot peut étre calé sur la sismique, et le réservoir

sera décrit par ses caractéristiques propres, qui sont:

épaisseur totale A, ;

épaisseur utile £, qui introduit un seuil ou «cut off » sur la porosité, la saturation, la
perméabilité... ;

porosité d;

perméabilité K, qui influera le coefficient de récupération ;

degré de fracturation;

double porosité, double perméabilité, matrice et fractures!;

tortuosité du systéme réservoir, qui peut générer des pertes de charges;

saturation en eau;

fluide présent, huile ou gaz, gaz a condensat, avec sa saturation en hydrocarbures
She = 1 — saturation en eau.

Ces données vont permettre de calculer le volume de roche brut, puis le volume utile

(multiplication par le rapport utile), puis le volume poreux, puis le volume poreux a
hydrocarbures, ¢’est-a-dire I’accumulation en conditions de fond (en place).

h
Accumulation en place = Volume de roche total X h—“ XD XS,

t

avec h,: épaisseur utile, A,: épaisseur totale, d: porosité, et S;.: saturation en
hydrocarbures.

Les modélisations réservoir consistent a réaliser des modeéles maillés qui vont intro-

duire tous les parametres précités, ainsi que des données sur les écoulements, pour
pouvoir gérer ces modeles en systeme dynamique.

1. Voir le bassin d’ Aquitaine par exemple, notamment pour les carbonates.
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Ces modélisations peuvent €tre multiscalaires: il en existe a I’échelle d’un bassin
qui integrent en parallele des données d’évolution séquentielle, paléoclimatiques, ou
d’environnements de dépot.

Ces modeles, fournis par des sociétés de service ou bien appartenant aux compagnies
pétrolicres qui les ont congus, ont pour objectif une meilleure compréhension régionale.
Il en existe aussi d’autres a I’échelle de I’ objet pétrolier, également externes ou internes
aux compagnies pétrolieres, qui sont beaucoup plus détaillés et établis pour des objectifs
de production.

9 Les couvertures pétroliéres

3.1 Identification des intervalles de couvertures

De la méme facon que les réservoirs peuvent étre appréhendés par une étroite corrélation
entre le modele de dépot et la sismique réflexion, les couvertures doivent en théorie! étre
analysées et identifiées en termes de lithologies possibles et comparées par des méthodes
rigoureusement identiques, essentiellement a base de stratigraphie séquentielle.

Nous distinguerons :
e des couvertures régionales, qui peuvent étre compos€ées :
— de niveaux évaporitiques continus ou discontinus (les discontinuités intra-saliferes
seront parfois qualifiées de «trous dans le tapis »),
— de niveaux carbonatés micritiques ou diagénétisés,
— de niveaux argilo-silteux qui correspondent a des surfaces maximales d’inonda-
tion (appelées aussi surfaces condensées);
e des couvertures locales argilo-silteuses, de moindre extension et donc moins fiables
pour étre extrapolées aux prospects.

Il existe en fait quatre types de couvertures, qui s’appliquent respectivement en
haut ou au sommet, le long, ou en bas du réservoir:

e la couverture supérieure (upper seal);

e la couverture latérale (lateral seal), en cas de présence de faille, normale ou inverse
qui recoupe le réservoir en le décalant;

e la couverture latérale (lateral seal), en cas de changements de lithofaciés, notam-
ment en cas de pieges a composantes stratigraphiques que nous examinerons au
paragraphe 4 ;

e la couverture inférieure (bottrom seal), en cas de monoclinal penté.

1. Et elles devraient I’étre en pratique, ce qui n’est malheureusement pas toujours le cas; il y a 1a une
insuffisance méthodologique cruciale qu’il faut bien garder a I’esprit.
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Figure 6.14 - Corrélations régionales ou locales des niveaux couvertures
en liaison avec la biostratigraphie. Document Total.

La couverture la plus haute (ou la moins profonde) du systeme pétrolier est appe-
lée la couverture ultime. Ce n’est pas forcément la couverture supérieure d’un des
réservolrs appartenant au systeme pétrolier mais celle du réservoir le plus haut. La
couverture sous-jacente par rapport a cette couverture ultime est nommeée la couverture
intermédiaire.

Couverture ultime
« Waste Zone »

Pieges

pétroliers

Couverture
intermédiaire

Figure 6.15 — Dénomination des couvertures, cas d'un anticlinal simple.
Document Total.

Huile en vert et gaz en rouge selon la nomenclature classique des pétroliers, sauf Shell
qui inverse ces couleurs.
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Les couvertures pétrolieres

Une fois ces couvertures et les incertitudes associées reconnues, les notions de capa-
cité et d’intégrité des couvertures vont s’ appliquer a la suite de la démarche analytique
d’évaluation de la rétention en hydrocarbures, comme cela a été décrit au chapitre 3.

Zone de transition

Variation Variation ; :
rapide progressive
Couche I
%imperméable |
Réservoir poreux
[ | Couverture étanche Réservoir
[ ] Accumulation d’hydrocarbures
Réservoir

Sous discordance

Ensellement
/—\ Crmque
L

Couverture
latérale

Couverture
latérale

Réservoir Réservoir

Figure 6.16 - Principes de couverture inférieure, de couverture latérale,
piéges non faillés. Document Total.

L’ensellement (saddle) correspond parfois au point de fuite, ou spill point, oi aucune
goutte d’huile ne sera capturée par le piege mais dont toutes s’éloigneront comme pour
le cas d’une aire de drainage.

Précision : un théme pétrolier, ¢’est-a-dire, selon notre définition préférée, un couple
réservoir/couverture, est lié au réservoir principal et a sa couverture ultime.

3.2 Scellement sur les failles

Les lois décrites sur la rétention (cf. chapitre 3) régissent le scellement des failles,
qu’elles soient normales ou inverses.

La zone de faille et le remplissage associé peuvent en effet étre décrits comme une
«roche » complexe, mélangée et hétérogene possédant une pression d’entrée et une
perméabilité qui varient en tout point.

Le scellement sur failles reste cependant trés complexe car, de fait, les failles ne
sont pas des surfaces simples ni homogenes. Elles sont latéralement et verticalement
segmentées et sont formées de multiples surfaces de glissement.

Ce sont par définition des zones ou la déformation est amplifiée avec des remplis-
sages lithologiquement variés. Une observation sérieuse de la sismique s’impose avec la
meilleure des résolutions verticale et latérale possible, pour réduire I'incertitude struc-
turale, premier pas avant I’évaluation de la rétention sur les failles.
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Figure 6.17 - Notions de scellement sur les failles. Document Total.

Des contrastes mécaniques dans des séries alternantes rendent les zones ou plans de
failles encore plus hétérogenes.

C’est pourquoi I’analyse des failles implique non seulement d’observer la faille
elle-méme, mais aussi d’appréhender la dynamique du systéme pétrolier, I’étude des
pressions de pores et des mouvements hydrodynamiques (cf. chapitre 3), le modele
tectonique ainsi que 1’histoire des réactivations structurales possibles des failles.
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A partir de 13, I’évaluation du scellement se construit de la facon suivante :

e ¢établissement d’un diagramme de juxtaposition, appelé aussi diagramme de Allan,
du nom du géologue de Shell qui I’a inventé en 1989 en travaillant sur des exemples
du delta du Niger, qui correspond a un domaine de failles de croissance ou cette thé-
matique de scellement latéral est cruciale. Ce diagramme peut €tre réalisé en mettant
une abscisse représentant les compartiments stables et mobiles avec leurs lithologies
croisées (intersection)

e évaluation du shale gouge ratio (SGR)! sur le plan de faille (figure 6.18);

e calcul de la pression d’entrée pour les SGR calculés, sachant qu’il existe une relation
établie régionalement entre SGR et pression capillaire ;

e calcul de la poussée d’Archimede pour la fermeture sur faille qui est évaluée, com-
paraison avec les pressions capillaires le long de la faille et le long de la colonne
d’hydrocarbures évaluée.

Distance le long du plan de faille

Profondeur Z

Plan de faille

Fuite dans le plan de faille
(réservoir du bloc stable
contre la faille)

Fuite a travers la faille
(réservoir du bloc stable juxtaposé
contre un réservoir du bloc déplacg)

Figure 6.18 — Analyse de juxtaposition sur un plan de faille. Document Total.

1. La traduction littérale de shale gouge ratio est «facteur de découpe d’argile» : il qualifie la quantité
d’argile contenue dans le plan de faille et par corrélation la capacité de rétention de cette faille traitée en tout
point de sa surface et de son volume comme une couverture avec une pression d’entrée.
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Le SGR est calculé en faisant la somme des contenus en argile des épaisseurs cor-
respondantes d’argile ou de grés du compartiment stable (foot wall) ayant vu passer le
«compartiment déplacé» (hanging wall) lors du jeu de la faille.

Foot wall et hanging wall seront en situation de relations et de profondeurs diffé-
rentes selon que la faille est normale ou inverse.

%Vell .
%Vcl2 .

o,
%eVel3 . Rejet de la faille

%Vcl4 .

%\Vcl5 .

Une valeur de SGR
par point de contact

_Somme [ Vclj . Atj]
- rejet

SGR = teneur en argile moyenne que le point a vu passer en
supposant que c'est le % d’argile de la faille en ce point.

SGR

Figure 6.19 - Principe de calcul du shale gouge ratio (SGR). Document Total.

Les bancs jaunes ont plutét une lithologie de type réservoir. Les bancs bleus ont plutot
une lithologie de type couverture

Il faut observer que I’évaluation quantitative du scellement sur failles reste encore un

défi en ce qui concerne certains domaines géologiques particuliers :

e les contextes compressifs (failles inverses) ;

e les carbonates ainsi que les niveaux silicifiés, qui impliquent parfois une diagenese
du plan de faille que le SGR ne peut par principe suffire a décrire.

A I’examen du plan de faille, on ajoutera fréquemment et dans la mesure du possible
I’intégration d’observations paralleles notamment sismiques telles que les cheminées de
gaz, les nuages de gaz, des anomalies d’amplitudes localisées qui permettent de déce-
ler la présence de failles drainantes ou non drainantes. Des considérations empiriques
peuvent étre localement utilisées : par exemple, dans le delta du Niger, les colonnes sur
failles inverses n’exceédent pas le contact de la courbe fermée la plus basse avec le plan
de faille, etc.
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Figure 6.20 - Exemple de panneaux faillés avec remplissage (gouging), avec zoom
(Permien du bassin de Lodéve, France). Cliché J.-J. Biteau

a Pieges et piégeage

Les pieges pétroliers et la durabilité de leur rétention sont 1’aboutissement du systéme
pétrolier.

Ils peuvent €tre répartis en sept grands types avec successivement, en les classant

des moins fragiles aux plus fragiles en ce qui concerne la rétention des hydrocarbures :

Les anticlinaux simples: ce sont bien évidemment les premiers qui ont été décou-
verts, quand ils ne sont pas aveugles, c’est-a-dire masqués par le recouvrement de
surface, et qu’ils sont donc bien visibles en surface (anticlinaux en piémont des
chaines de montagne ou des vieilles chaines arasées). Ils ne dépendent que d’une
composante de couverture, la couverture supérieure, c’est-a-dire celle qui surmonte
directement le réservoir pétrolier.

Les structures diapiriques de sel ou d’argile, qui vont générer des cap-rocks appa-
rentés au premier type ou des pieges sur quille de sel (welds) dont la description
sismique n’est en général pas aisée (flancs redressés ou quasi verticaux).

Les structures en flancs de ces diapirs argileux ou évaporitiques.

Les piéges sur failles inverses ou normales, en compartiments hauts ou bas (cf. la
discussion sur les couvertures, au § 3). Deux ou trois composantes de couvertures
doivent y étre évaluées: supérieure, latérale et inférieure.

Les piéges a composante stratigraphique en cuvette comme les chenaux
turbiditiques ;

Les piéges a composante stratigraphique en relief, comme les constructions
(mounds) récifaux ou bien les buttes témoins (par exemple les facies en relief facon-
nés par les vallées glaciaires du Cambro-Ordovicien de la plateforme nord-africaine
(Algérie, Libye) ou de la plateforme arabe). Les pieges de type karstique font partie de
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ce type. Ces pieges sont dépendants de quatre composantes de couverture : supérieure,
latérale sur les onlaps, et aussi inférieure sur le biseau ou la terminaison en amont.

e Les biseaux sur monoclinaux, qui impliquent également quatre composantes de
rétention.

Il s’y ajoute les pieges stratigraphiques qui se forment par argilisation latérale (sha-
ling out) ou des piéges diagénétiques (par cimentation) également latéraux.

Les ressauts hydrauliques durant la sédimentation favorisent le piégeage, tout comme
les failles synthétiques de roll-over ou les failles antithétiques.

Un type original est celui formé par la présence d’anneaux (ou ceintures) de
bitumes.

Les biseaux sur monoclinaux sont souvent des types de pieges tres fragiles rencon-
trés en contexte de marges océaniques abruptes ou pentées, dénuées de sel ou d’argile.
Quant ils sont présents, ces matériaux font office de surfaces ductiles de décollement
et donc induire des phénomeénes gravitaires propices au piégeage (roll-over, diapirs,
failles inverses, etc.) qui, dans ces types de bassins de marges océaniques abruptes, sont
forcément absents.

Malgré des taux de succes faibles (inférieurs a 5 %), les réserves peuvent étre tres
significatives (plusieurs milliards de barils, comme dans le cas du champ de Jubilee au
Ghana, le plus connu et actuellement en production).

Pieges structuraux
Fermeture

anticlinale Piege sur faille

—

"'
Remplissage

de chenal Piege morphostructural
Recif
Plateforme isolée

Figure 6.21 - Types de piéges hors biseaux stratigraphiques. Document Total.



© Dunod — Toute reproduction non autorisée est un délit.

Pieges et piégeage

Les exemples les plus emblématiques de ces biseaux dits stratigraphiques sont
évidemment East Texas aux Etats-Unis, ainsi que d’autres découverts beaucoup plus
récemment tels Al Khalidj au Qatar dans des séries carbonatées du Crétacé, Jubilee au
Ghana dans des niveaux clastiques cénomano-turoniens, Buzzard au large de la Grande-
Bretagne (bassin du Moray Firth) dans des intervalles jurassiques, Laggan-Tormore au
large des West Shetlands, dans des séries paléocénes.

On s’apercoit pour ces exemples que les conditions du succes pétrolier sont les
suivantes:

e une situation en aval-faille (ou la présence d’une faille avec un anticlinal plus ou
moins prononcé de roll-over), qui permet d’avoir un niveau imperméable a forte P,
(pression d’entrée, cf. chapitre 3) au niveau du biseau ultime ;

e ou un ressaut hydraulique qui va déconnecter le réservoir turbiditique de son émis-
saire principal, et introduire aussi un niveau a plus forte P, en face du réservoir
biseauté;

e une couverture inférieure efficace, quoi qu’il arrive ;

¢ un pendage structural peu important qui minimise les fuites en dynamique.

Faille interrompant le réservoir

Réservoir sous discordance scellante

Reéservoir avec ressaut hydraulique

Réservoir avec « plug » argileux

Figure 6.22 - Biseaux stratigraphiques, les conditions du succeés.

On évalue actuellement la probabilité de découverte historique de ces objets strati-
graphiques entre 2 et 5 %.

On peut aussi observer qu’ils sont assez souvent en situation de régime hydrostatique
et en situation structurale proche des roches-meres matures, clés du succes...

Cette proximité entre systeme générateur et couple réservoir/couverture est favo-
rable a la migration secondaire ainsi qu’a 1’établissement de systemes dynamiques ou
le chargement en hydrocarbures et les fuites relatives par capillarité peuvent parvenir a
se compenser utilement.
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On peut rappeler a ce propos le cas des socles et roches volcaniques ou cette condi-
tion de proximité (notamment latérale per laterum ou per descensum) entre roche-mere
et magasin est primordiale (cf. § 2.3).

) La préservation des hydrocarbures
dans les pieges

Au cours de leur chargement dans les réservoirs ou durant leur long séjour dans ceux-ci,
les pétroles peuvent connaitre différents phénoménes qui modifient leur composition.
Ces processus physico-chimiques ou microbiologiques, illustrés par la figure 6.23,
comprennent :

e le craquage secondaire ;

e la réduction thermique des sulfates ;

e le lessivage par I’eau ou par du gaz;

le désasphaltage ;

et la biodégradation.

Si la plupart de ces phénomenes alterent la qualité des huiles initialement présentes
dans les réservoirs, quelques-uns peuvent conférer au pétrole des propriétés plus inté-
ressantes que celles qu’il avait avant leur intervention.

Eaux méteorigues

“Gas stripping”

Evaporation

Oxydation Ségrégation

roche surface itai - —

i . Gisement ;grawta're Huiles légeres
Biodegmdation d'huile Désasphaltage

BSR
Eaux de formation Reéduction -

Méthanogenése thermique  Huile légére

des sulfates
Craquage

secondaire

Dismutation

légéres,
condensats

Figure 6.23 - Schéma des principaux phénomeénes affectant les hydrocarbures
dans les piéges postérieurement au chargement.
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5.1 Craquage thermique secondaire

Le pétrole peut subir dans un réservoir une altération thermique appelée craquage

secondaire, qui correspond a la rupture des liaisons chimiques des hydrocarbures de

poids moléculaire élevé pour produire des hydrocarbures de plus en plus légers. Ce

craquage secondaire peut intervenir dans plusieurs cas:

e lorsqu’un bassin sédimentaire poursuit sa subsidence aprés le remplissage des
réservoirs ;

e lorsque le flux thermique augmente significativement dans le bassin ;

e lorsque les hydrocarbures non expulsés d’une roche-mere rentrent dans la fenétre de
température ou a lieu ce phénomene (métagenese).

La conséquence est une séparation de 1’huile entre une fraction légere et une fraction
plus lourde, formée d’un résidu de plus en plus carboné puisque le craquage secondaire
«consomme » plus d’hydrogene pour former des molécules légeres qu’il n’y en a dans
le produit de départ (figure 6.24). En effet, si, par exemple, de 1’octane (CgHg) subit un
craquage secondaire et donne une molécule de pentane (CsH;,) et une molécule d’éthane
(C,Hg), tous les atomes d’hydrogeéne de la molécule de départ ont été mobilisés lors de
la réaction de clivage et il reste un atome de carbone en surnombre. Celui-ci est en réa-
lité intégré aux structures aromatiques présentes dans 1”huile pour former des composés
polyaromatiques de trés haut poids moléculaire, voire des molécules en forme de cage
appelées diamonoides (adamantane [C,yH 4], diamantane [C,4H,,] et polymantanes).

rupture des liaisons chimiques H3C/\‘/\ CHs
R N N N & N +
HyC CHy HaC CH,
TN T T T
CHsy Satures
O/)(/\ACF|3 O/ T Hie T CH,
~ N
HaG ™ = CHy )+ 3H,
H,C~ ~CH,
CH

CHj CHy ~
g/\mw # é + H3C\/\/\/‘\/‘\/CH3

CH, + OO‘ >-Ar0matiques
Og - 2 \ ““e — Pyrobitume

&h, — CHE;H2 —) " (résidu solide)

~

Figure 6.24 — lllustration des réactions chimiques lors du craquage secondaire.
Le bilan de masse de I'hydrogéne associé a la formation d’'hydrocarbures gazeux
conduit a la formation progressive d’'unité polyaromatiques de grande taille, dont
certaines peuvent précipiter dans le réservoir pour former le pyrobitume.
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Les résines et asphalténes présents dans les huiles et qui contiennent de nombreux
domaines polyaromatiques sont particuliecrement sensibles a cet effet et tendent a former
un résidu insoluble : le pyrobitume. Si la quantité de pyrobitume formé est trés impor-
tante, celui-c1 peut modifier les propriétés pétrophysiques du réservoir en obstruant une
partie de la porosité et en diminuant la perméabilité, perturbant voire empéchant parfois
la production du champ.

Il se forme alors dans le réservoir ce que 1’on appelle un far mat, littéralement un
«tapis de goudron », dont 1’épaisseur peut parfois atteindre le meétre, voire un peu plus.
Méme si I’huile devenue plus légere voit sa viscosité diminuer (ce qui favorise son
extraction), les tar mats peuvent nettement diminuer les qualités du réservoir.

Le craquage secondaire peut démarrer dés 150-160 °C pour les composés lourds
présents dans les bruts, mais la plupart des huiles 1égeres sont stables jusqu’a des tempé-
ratures de 200-220 °C et les condensats le sont a des températures encore plus élevées.

La fenétre de température/profondeur de I'initiation du craquage secondaire dépen-
dra donc en premier lieu de la composition initiale de 1’huile.

5.2 Réduction thermique des sulfates

En présence de sulfates et a haute température (100-140 °C), les hydrocarbures subissent
des réactions d’oxydoréduction qui conduisent a leur oxydation et générent de I"hydro-
gene sulfureux, du soufre, du dioxyde de carbone et de la calcite secondaire.

Ces réactions appelées réduction thermique des sulfates (ou thermo-sulfato-réduc-
tion, TSR pour thermal sulfate reduction) sont complexes, se produisent en plusieurs
étapes et sont catalysées par les différentes formes réduites du soufre présentes dans
le milieu. De maniere tres simplifiée, on peut écrire I’équation de réaction bilan de la
TSR comme suit:

CnHr1+2 (Hydrocarbures) + ncaSO4 (Anhydrite)
— H,S + (n—-1)S + nCaCOj5 (cyicire) + nH,0 + Bitumes insolubles

Dans les conditions courantes de subsurface, cette réaction se produit lorsque les
hydrocarbures sont au contact de minéraux sulfatés présents dans le réservoir lui-méme
ou dans la couverture sus-jacente ou latérale ; le plus courant d’entre eux étant 1’anhy-
drite (CaSQy), qui est associée aux séries évaporitiques comme par exemple dans le
bassin sud-aquitain (voir Lacq et Meillon au chapitre 9).

La TSR est aI’origine de nombreux gaz acides (H,S, CO,) que I’on retrouve avec les
hydrocarbures dans les gisements pétroliers (cf. chapitre 2). Le type d’hydrocarbures
présents dans le réservoir peut déterminer 1I’importance et ’efficacité de la réduction
thermique des sulfates, en particulier lorsqu’il s’agit d”huile riche en composés organo-
soufrés dont la dégradation thermique fournit de I’'H,S, qui catalyse la réaction.

D’un point de vue diagnostique, I’H,S généré par la TSR présente une signature
isotopique du soufre (5°*S) plus lourde — reflétant sa source inorganique — que 1’'H,S
produit par le craquage thermique des composés organo-soufrés de I’huile. La TSR
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favorise les réactions de dismutation des huiles et conduit a une diminution de la
concentration en hydrocarbures saturés, a une augmentation relative des hydrocarbures
aromatiques et a un enrichissement en molécules aromatiques soufrées (benzothio-
phénes, diamonoides et pyrobitume soufrés) (figure 6.25).

Huile lourde initiale

Asphalténes

Aromatiques

Huile initiale + S° + H,O
chauffée a 200 °C

+ résidu 2

insoluble
Huile initiale Huile initiale + S°
chauffée a 200 °C chauffée a 200 °C

Figure 6.25 - Comparaison de la composition (en%) d'une huile lourde
aprés chauffage a 200 °C sans et avec du soufre, avec soufre + eau
(d'aprés Kowalewski et al., 2010).

La réduction thermique des sulfates se rencontre généralement dans les séries car-
bonatées, qui contiennent souvent aussi des facies plus internes évaporitiques, alors
que, dans les séries silicoclastiques, la TSR sera inhibée par la formation de pyrite
a partir de I’H,S et du fer réactif associé aux argiles, selon les mémes réactions que
celles de la diagenese précoce (cf. § 1 du chapitre 5). Les carbonates secondaires qui
viennent en remplacement de 1I’anhydrite ont une signature isotopique du carbone
(8'3C) tres négative (1égére), marquant ainsi que 1’atome de carbone provient d’une
source hydrocarbonée appauvrie en '*C par comparaison avec les carbonates primaires,
1sotopiquement plus lourds. On peut noter aussi que ces carbonates peuvent avoir un
effet négatif en obstruant la porosité des réservoirs.

5.3 Lessivage par I'eau

Méme si les hydrocarbures sont largement insolubles dans I’eau, les gaz (C; a C,) et
certains hydrocarbures aromatiques (benzeéne et toluene en particulier) sont toutefois
solubles jusqu’a des concentrations de 1 a 10 g/l a 25 °C, voire plus dans les conditions
de température des réservoirs.
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A la base du réservoir, au niveau des contacts eau/huile ou eau/gaz, la concentration
de ces especes chimiques est en équilibre (loi de Henry). Si I’aquifere est stable, la
quantité d’hydrocarbures extraits par dissolution de la colonne d’huile ou de gaz sera
limitée du fait de la faible efficacité de la diffusion. Il n’en va pas de méme s1 I’aquifere
est actif (cf. chapitre 3). Dans ce cas, un déséquilibre chimique entre les deux phases est
entretenu par le flux d’eau, ce qui conduit a une dissolution réguliere des hydrocarbures
et donc a leur extraction progressive de la colonne d’huile ou de gaz. Ce phénomene est
appelé lessivage (ou water washing en anglais).

Si le lessivage affecte des champs de gaz purs, ceux-ci voient leur quantité diminuer
mais aussi le rapport C,/(C,—C,) augmenter car le méthane est plus soluble que I’éthane,
le propane et le butane. Dans le cas d’un mélange huile et gaz dans le champ, les gaz
étant plus solubles que les huiles, ils sont lessivés en premier, ce qui diminue le GOR
de ’accumulation. Dans le cas d’un gisement d’huile avec une couverture gazeuse, le
gaz lessivé est progressivement remplacé par celui de la couverture gazeuse, maintenant
ainsi 1’équilibre huile/gaz au sein du réservoir.

A P’échelle des temps géologiques, une grande partie voire tout le gaz de couverture
peut étre lessivé, conduisant alors a former ce que 1’on appelle une huile morte (dead
oil), plus visqueuse (diminution de la densité API) et sans «énergie interne » (pression
de gaz dissous) qui permettrait une mise en production aisée. Un bon témoin du lessi-
vage d’une huile est sa signature moléculaire (chromatographie de I’huile totale) qui
présente une diminution préférentielle des hydrocarbures légers et en particulier des
hydrocarbures aromatiques (benzene, toluene...).

Un aquifére alimenté par des eaux de surface contenant des micro-organismes
conduira a une biodégradation de I’huile en plus de son lessivage (cf. § 5.6 plus bas).

5.4 Perte ou injection de gaz dans un réservoir

Dans un réservoir contenant de 1’huile et du gaz, la composition du fluide respecte la
loi de Henry, qui détermine la solubilité d’un gaz dans une phase liquide et la solubilité
d’une huile 1égere dans un gaz.

Si du gaz en téte de réservoir s’échappe avant d’atteindre le point de fuite du champ,
par exemple par dysmigration vers le haut, la composition de I’huile résiduelle évolue.
On parle alors de fractionnement évaporatif (evaporative fractionation). De son cOté,
le gaz qui s’est échappé, entrainant une fraction d’hydrocarbures Cs,, peut étre piégé
dans des réservoirs sus-jacents et subir une condensation rétrograde, c’est-a-dire la
démixtion du gaz et du condensat.

Lorsqu’un champ d’huile est balayé par un flux de gaz qui y entre et en sort régu-
liecrement, un systéme dynamique se met en place qui €épuise progressivement les
hydrocarbures légers de I’accumulation initiale ; on appelle parfois ce phénomeéne le gas
stripping. L huile résiduelle est alors plus aromatique et plus lourde. Ce phénomene de
lessivage par du gaz se rencontre particulierement dans les environnements deltaiques
ou turbiditiques, par exemple dans le domaine profond angolais (Girassol-Dalia), ou la
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superposition de picges dans des chenaux sableux et la présence de failles permettent
la mise en place de ce systeme de lessivage dynamique. Sur certains champs pétroliers
offshore du golfe du Mexique (Tiger Shoal), les spécialistes estiment que pres de 75 %
de I’huile 1nitiale ont pu étre perdus par effet de gas stripping.

5.5 Désasphaltage

L’injection naturelle d’hydrocarbures 1égers dans un réservoir déja chargé en huile
(sans effet de gas stripping) ou des changements des conditions PVT dans le réservoir
(lorsque 1’on approche du point critique, cf. chapitre 3) peuvent provoquer la précipi-
tation des asphaltenes.

Ce phénomene, appelé désasphaltage (deasphalting), a des conséquences aux effets
antagonistes. D un c6té, il augmente la densité API donc diminue la densité de I’huile,
ce qui présente un certain avantage, mais, de I’autre, la précipitation des asphaltes
génere des far mats qui diminuent les qualités pétrophysiques du réservoir.

Ces phénomenes de désasphaltage peuvent étre locaux, par exemple a proximité
d’une faille amenant du gaz profond dans une accumulation d’huile, ou régionaux,
comme c’est le cas sur la marge du Bas-Congo ou les roches-meres qui ont atteint la

fenétre a gaz expulsent du méthane qui parvient dans les réservoirs a huile situés plus
haut dans le bassin, provoquant ainsi la précipitation des asphalténes a une grande
échelle (figure 6.26).

} Immature

Fenétre
a huile

Il Picges pétroliers Continentale type Il
/s [_]Sel Marine type II

‘. # Désasphaltage 46| Lacustre type |

| : immature, H : huile, G : gas

Figure 6.26 — Exemple de la marge passive du Bas-Congo et répartition
des champs pétroliers ayant subi un désasphaltage.

On constate que ces champs sont tous répartis au-dessus du domaine ou la roche-
meére est entrée dans la fenétre a gaz. L'expulsion de ce gaz et sa migration verticale
vers les réservoirs a huile ont provoqué ce désasphaltage.

En dehors de tout apport extérieur, un simple déséquilibre thermodynamique peut
étre a I’origine d’une variation progressive de la composition des hydrocarbures. C’est
le cas de certains gisements du Venezuela et du golfe du Mexique qui présentent une
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hauteur de la colonne d’huile importante (> 500 m), avec une plus grande richesse
en asphalténes vers le bas du réservoir, voire leur précipitation au niveau du contact
eau/huile (OWC). La présence de tar mats en dessous ou au-dessus de I’OWC peut
s’expliquer par des phénomenes tectoniques (plicature ou rotation le long d’une faille;
figure 6.27) postérieurs a la période de désasphaltage. Dans ce cas, pour étre prédictif,
il faut impliquer la notion de calendrier pétrolier et travailler avec des reconstructions
structurales et des modélisations pétrolicres.

t1:
Chargement
en huile
du réservoir

t2:
Précipitation des
asphalténes
+ asphalténes W, Chargement

en gaz

Dysmigration 1 du gaz

13: = <m—

Evénement
tectonique

Paleo-OWC
avec asphaltene

Figure 6.27 - Exemple d'une paléosurface du contact eau/huile (OWC) soulignée
par un tar mat non horizontal en relation avec I'histoire du chargement du réservoir.

5.6 Biodégradation des huiles

Les pétroles dans leurs réservoirs sont aussi une source d’énergie pour les archées et
bactéries qui se développent au contact huile/eau tant que la température de pasteurisa-
tion (annihilant I’effet bactérien) n’est pas atteinte dans les accumulations, c’est-a-dire
a des températures généralement inférieures a 80 °C, correspondant a des profondeurs
relativement modestes.

On a longtemps pensé que seuls les microbes aérobies étaient capables de dégrader
les hydrocarbures, en supposant que I’oxygene nécessaire a leur développement était
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apporté jusqu’au réservoir par des eaux météoriques. Cependant la présence de pétrole
biodégradé dans des réservoirs sans relation avec les eaux de surface, puis la découverte
de microbes anaérobies capables de dégrader des hydrocarbures saturés et aromatiques,
et enfin leur mise en évidence dans les eaux de formation de gisements pétroliers ont
finalement convaincu que les micro-organismes anaérobies jouent un réle presque aussi
important dans la biodégradation des pétroles que ceux aérobies.

Ceci a une implication importante dans la mesure ou il faut désormais envisager les
phénomenes de biodégradation comme pouvant étre indépendants d’une relation entre
le réservoir et les eaux de surface. La biodégradation microbienne d’un gisement pétro-
lier est séquentielle et suit la méme succession de voies oxydatives que celles a I’ceuvre
lors de la diagenese précoce, a savoir aérobie puis sulfato-réduction puis méthanoge-
nese ; cette dernicre dominant largement car I’oxygene et les sulfates présents dans les
eaux sont rapidement épuisés en absence d’hydrodynamisme.

L’altération d’une huile par biodégradation affecte préférentiellement les fractions
légeres des bruts et les molécules aux structures les plus simples. Les hydrocarbures ali-
phatiques linéaires (n-alcanes) sont dégradés en premier puis les ramifiés (iso-alcanes)
et enfin les cycliques (cyclanes). Ceci est parfaitement 1llustré par 1’évolution de la
distribution des molécules détectées par chromatographie en phase gazeuse depuis des
huiles non dégradées jusqu’a des huiles fortement dégradées (figure 6.28).
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Figure 6.28 — Chromatogrammes de la fraction saturée d’huile
a différents stades de biodégradation.

Cette dégradation sélective et progressive enrichit relativement 1’huile en molé-
cules aromatiques et en composés lourds (on peut trouver de 25 a 70% de résines et
asphalténes dans une huile biodégradée contre 15 % dans une huile 1égere), mais aussi
en composés soufrés et en métaux traces (N1 et V notamment, qui sont associés aux
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porphyrines). Cet enrichissement en composés lourds n’est pas uniquement le fait d’une
dégradation sélective car 1’activité métabolique microbienne produit aussi des molé-
cules spécifiques de haut poids moléculaire (par exemple des hopanes déméthylés). La
disparition quasi séquentielle des différentes classes moléculaires des pétroles au fur
et 2 mesure de la biodégradation a conduit a proposer une échelle d’évaluation de la
sévérité (importance) de la biodégradation (figure 6.29).
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Figure 6.29 — Echelle de biodégradation simplifiée d'aprés Peters et Moldowan.

Les parties solides des barres correspondent aux classes de composés restant dans
I'huile et les parties en hachuré aux classes en cours de biodégradation.

Les huiles biodégradées deviennent de plus en plus visqueuses et denses (lourdes), ce
qui se marque par une diminution de leur densité API (cf. figure 6.28). C’est I’origine
de la plupart des huiles lourdes et extra-lourdes contenues dans les calcaires et les sables
bitumineux, comme ceux qui affleurent dans le bassin de I’ Athabasca au Canada ou
dans la ceinture de I’Orénoque a I’est du Venezuela. La biodégradation est certainement
a ’origine de la disparition de grandes quantités d’huile depuis la nuit des temps. Ainsi,
on estime qu’une huile biodégradée ayant atteint 2 sur I’échelle de Peters et Moldowan
correspond a une perte de 30 & 40 % en volume de I’huile initiale alors qu’une huile
ayant atteint 7 sur cette échelle aurait perdu 70 % de son volume initial. Cela implique
que les ressources actuelles d’huiles lourdes et extra-lourdes, que I’on estime équivalente
a toutes les réserves conventionnelles du Moyen-Orient, étaient considérablement plus
importantes (d’un facteur 10 probablement) avant leur biodégradation.
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Une autre conséquence de la biodégradation est la production de gaz générés par
Iactivité métabolique des microbes. Il peut s’agir de CO, dans le cas d’une dégradation
aérobie mais aussi d’H,S en cas de sulfato-réduction ou de CO, et de CH, dans le cas
d’une dégradation par des méthanogenes. Ce méthane est parfois appelé gaz biogénique
secondaire pour le distinguer de celui généré lors de la diagenese précoce (cf. § 1 du
chapitre 5). On a d’ailleurs trop tendance a confondre les deux et a surestimer I’impor-
tance des gaz biogéniques sensu stricto.

Ces gaz peuvent étre dissous dans I'huile et en modifier alors la composition en la
rendant plus acide, ce que 1’on détermine par I’indice TAN (fotal acid number), qui
est déterminé par la quantité d’acide carboxylique. Ces gaz peuvent aussi s’ échapper
a travers la couverture, qui est généralement de mauvaise qualité. Toutefois, dans cer-
tains cas, le méthane peut s’accumuler en téte de réservoir jusqu’a former un gas cap
(figure 6.30).

Prof. i
(m) SW 150 25 26 NE Age

—Quaternaire—

w
i

Paléocéne
500- Maastrichtien
Campanien
Coniacien
1000+ -
Turonien
15004
2000+
Cénomanien
Valanginien
2500+

\ §Hit

Berriasien

~_&
Jen,
~
4\/ Kimméridgien
3500 16k o

Figure 6.30 — Exemple d'un champ sibérien (Sibérie occidentale)
présentant des accumulations de gaz biogénique secondaire en gas cap
au-dessus d'une lentille d'huile morte.

Remarque : la roche-mére jurassique est ici appelée formation Bazhenov.
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Parmi les facteurs limitants de la biodégradation, la température est le plus évident.
Si, dans les conditions de laboratoire, les microbes qui dégradent les pétroles peuvent
survivre jusque 120 °C voire 150 °C, les données géologiques montrent que la bio-
dégradation cesse généralement au-dela de 80 °C (figure 6.31); les accumulations
semblant stérilisées au-dessus de 90 °C. La différence entre les températures théoriques
et celles observées tient sans doute a la tres forte diminution de I’activité métabolique
des microbes concernés a haute température.
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Figure 6.31 - Relation densité APl / température de trés nombreux champs
pétroliers dans des contextes géologiques variés, classés en fonction de leur GOR.
Base de données de Total.

On constate qu'en deca de 80 °C et 30° APl s'amorce une tendance qui correspond
a la biodégradation. On voit aussi sur le graphe que, en dessous de ce seuil de
température et de densité, il y a une racine caractéristique de fluides non biodégradés.

Un autre facteur limitant de la biodégradation est la disponibilité des oxydants (O,,
SO4%, NO5...) mais aussi des nutriments (phosphore et potassium) et de 1’eau...
indispensable a toute vie, y compris microbienne. C’est pourquoi la biodégradation est
d’abord localisée au contact eau/huile (OWC) dans les réservoirs et que plus la surface
de contact aquifere/pétrole sera grande, plus la biodégradation sera efficace et rapide.
A cet égard, les conditions dans lesquelles se produit la mise en charge d’un réservoir
sont cruciales. En effet, si le réservoir se situe a des températures inférieures a 80 °C,
la biodégradation peut y étre active alors méme qu’il est en cours de remplissage. Ceci
est d’autant plus important que I’on estime que la vitesse de chargement d’un réservoir
est similaire a la vitesse de biodégradation d’une huile.
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On comprend alors que la taille et I’architecture du réservoir sont de premiere impor-
tance puisqu’elles déterminent la surface de contact eau/huile mais aussi les modes de
déplacement de 1’huile dans le réservoir, donc le temps de contact entre eau et huile.
Une surface d’OWC limitée et une vitesse de chargement rapide limiteront la biodé-
gradation, et, inversement, un chargement lent et une grande surface d’OWC pourront
conduire a une intense biodégradation. Il sera alors important d’étudier finement I’évo-
lution structurale du prospect avant forage et ses pendages en particulier.

Si un réservoir, avant chargement en huile, a atteint la température de stérilisation
(90-100 °C) et que I’hydrodynamisme de 1’aquifere est limité, le risque de voir s’y déve-
lopper une biodégradation ultérieure est minime, y compris dans le cas d’une inversion
de bassin qui ferait remonter le réservoir a des profondeurs/températures ou la bio-
dégradation est théoriquement possible. Ce phénomeéne, appelé paléo-pasteurisation,
explique la présence d’huile non dégradée en mer de Barents norvégienne ou dans le
bassin du Wessex (figure 6.32).
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Figure 6.32 — Modéle de «paléo-pasteurisation».

Dans certains cas, un réservoir peut connaitre un premier épisode de chargement en
hydrocarbures dans des conditions ou la biodégradation est active, puis passer la limite
de pasteurisation et enfin connaitre un second épisode de chargement. L huile conte-
nue dans le réservoir a alors une signature moléculaire mixte qui refléte cette histoire
compliquée (figure 6.33).
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Figure 6.33 — Exemple d'une huile mixte (résultant d'un mélange
avec plusieurs phases de chargement).

Reconstituer I’évolution des températures, la chronologie et la dynamique de charge-
ment des réservoirs dans des modélisations de bassins est donc de premiére importance

pour prédire les risques de biodégradation et anticiper la qualité des huiles en place.

Les huiles lourdes et extra-lourdes sont trés souvent rencontrées dans les bas-
sins d’avant-pays, comme ceux de I’ Athabasca au Canada, en avant des montagnes
Rocheuses, ou de la ceinture de I’Orénoque au Venezuela car I’organisation structu-
rale de ces bassins favorise les migrations latérales. Ces accumulations considérables
d’huiles lourdes et extra-lourdes sont présentes a 1’affleurement et a faible profondeur
sur la bordure (forebulge) du bassin, a I’extrémité d’un chemin de migration latérale a

longue distance (figure 6.34).
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Figure 6.34 - Configuration structurale d'avant-pays
et migrations pétroliéres associées.

D’autres accumulations existent en se rapprochant du front de la chaine. Elles se
trouvent a des profondeurs plus importantes et les huiles qu’elles contiennent ne pré-
sentent pas toujours des signes de biodégradation. Une telle distribution s’explique par
la dynamique de formation des bassins d’avant-pays. Au fur et 2 mesure que la chaine
de montagne se met en place, le bassin situé a I’avant se déforme avec une forte sub-
sidence au pied des reliefs qui permet aux roches-meres d’atteindre la fenétre a huile
et d’expulser une partie de leurs hydrocarbures. La géométrie triangulaire du prisme
sédimentaire qui forme le bassin d’avant-pays favorise évidemment une migration laté-
rale. En s’approchant de la surface, les réservoirs peuvent étre en contact avec des eaux
météoriques, et la biodégradation peut s’initier.

Dans cette configuration en effet, la biodégradation est favorisée par le lessivage
induit par les eaux mét€oriques provenant du craton voisin. Le front de chevauchement
de la chaine cannibalisant petit a petit le bassin d’avant-pays, des réservoirs avec de
I’huile biodégradée peuvent se retrouver enfouis. Dans le méme temps, d’autres, ou
les mémes, peuvent étre alimentés par des huiles plus jeunes. Enfin, compte tenu des
champs de contraintes a proximité du front, une migration des hydrocarbures per des-
censum est fréquente, et les accumulations sont alors plus profondes et a I’abri de la
biodégradation.

Des huiles lourdes et extra-lourdes peuvent aussi se rencontrer dans des réservoirs
fluviatiles et deltaiques au sein du prisme orogénique lui-méme. C’est le cas du champ
de Patos-Marinze dans le Miocene d’Albanie ou dans le bassin de Junggar en Chine.
L huile aurait dysmigré depuis des réservoirs profonds jusqu’a ces pieges plus superfi-
ciels lors de la phase de structuration et de décollement du front de chevauchement pour
ensuite subir une intense biodégradation.
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Chapitre @ i .
Méthodes et outils

de |'évaluation
pétroliere
P oo —

Ce chapitre énumeére les principes et les méthodes de I'évaluation pétroliere quantitative
a différentes échelles, du bassin au prospect unitaire. Les rendements globaux ou unitaires
(échelle du bassin ou du prospect) des systémes pétroliers sont également abordés en fin
de chapitre.

W Objeciits . W E——

STle[I=lg comment ¢ @) Questions et méthode de raisonnement
aborder un bassin : i ) Nécessité de localiser le systeme générateur

sédimentaire et cerner

i La cartographie des cuisines actuelles des hydrocarbures
son intérét pétrolier.

i i [0} Les méthodes de cartographie des cuisines actives
_ les méthodologies 1 B Lefficacité de la migration des hydrocarbures
a appliquer. i 1
ql 3 Inventaire des résultats pétroliers
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i i W) La base de données de puits
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les statistiques ) Visualisation des chemins de migration

et |'application . © [B) Aires de drainage au maximum d’enfouissement
au calcul des ressources ¢ i [ Estimation et calcul du chargement en hydrocarbures
prospectives mondiales.  : : d'un prospect

Evolution des capacités génératives en fonction
de I'age des systemes générateurs

{7 Rendements globaux des systémes pétroliers

o Questions et méthode de raisonnement

Les questions qui se posent a I’interprétateur en charge de I’évaluation pétroliere qua-

litative et quantitative sont les suivantes:

e Existe-t-1l un ou plusieurs systemes pétroliers d’intérét économique dans le bassin
sédimentaire concerné ?

e Ont-ils tous été correctement identifiés ?
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e Le permis dont il s agit est-il a I’intérieur de I’extension géographique d’un ou de
plusieurs de ces systemes pétroliers ?

e Existe-il un ou plusieurs themes (couples réservoir/couverture) suffisamment alimen-
tés en hydrocarbures sur le permis d’exploration (ou bloc) ?

e Ont-ils tous été correctement explorés ?

e Les hydrocarbures migrés vers ce ou ces theme(s) pétrolier(s) et piégés ont-ils été
préservés jusqu’a aujourd’hui ?

YL FANY Criteres de comparaison des bassins pétroliers

180

. Al'échelle mondiale, les bassins sédimentaires pétroliers peuvent étre comparés
selon divers criteres:

. leur richesse en hydrocarbures accumulés, exprimée en millions de barils équiva-
lent pétrole par km?;

 * |leur capacité a générer des hydrocarbures: cette capacité est estimée au moyen
de leur source potential index, ou index de productivité de la roche-mére, exprimé
en Mt/km?;

* |leur efficacité a limiter les pertes d'hydrocarbures en cours de migration: cette
efficacité correspond au pourcentage d'hydrocarbures accumulés (HCA) par
rapport aux hydrocarbures générés (HCG), exprimés en poids. Elle se nomme
generation-accumulation efficiency ou petroleum system yield.

Ces notions sont détaillées au paragraphe 12.

Dans le cadre de I’évaluation d’un ou de plusieurs objets prospectifs et de la prépa-
ration d’une campagne de forages associée a une séquence d’exploration, les questions
précédentes auront naturellement recu une réponse adéquate mais de nouvelles ques-
tions plus précises se poseront.

Ces interrogations nécessiteront une réponse le plus souvent quantitative et peuvent
étre posées de la maniere suivante :

e Comment établir un classement au-dela de la taille apparente des objets prospectifs ?

e Quels sont le type de fluide et la qualité des hydrocarbures susceptibles d’y étre
découverts ?

e Le picege sera-t-il moins rempli que sa taille théorique (déficience de chargement
(remplissage) en hydrocarbure) ou bien le sera-t-il jusqu’au point de fuite estimé
(spill point) ?

Les premiéres questions seront en grande partie résolues lorsque les points clés de
I’évaluation du (ou des) systémes pétroliers auront été regroupées dans un recueil de
documents constituant les cartes géopétroliéres et qui comportent:

e la cartographie des résultats pétroliers du bassin concerné (corrélations entre les
hydrocarbures et leurs roches-meres...);

e la caractérisation des systemes pétroliers ;

e la définition des thémes (couples réservoir/couverture);
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e I’étude du systeme d’alimentation en hydrocarbures;

e la cartographie, a I’Actuel, de 1’extension des roches-meres (roches-meres poten-
tielles, distribution du potentiel pétroligene...);

e lacartographie, al’ Actuel et au moment critique (cf. chapitre 4), des cuisines effectives
a hydrocarbures (régime de maturité, définition du moment critique, calendrier...);

e la cartographie, a I’ Actuel et au moment critique, de la structuration au toit des réser-
voirs et a la base des différentes couvertures (voies de migrations...), et des aires de
drainage effectives;

e ’analyse post-mortem des puits secs (appelée aussi look back).
Ce premier stade consiste a interpréter les données. A la fin de cette étape, la descrip-

tion du (ou des) systemes pétroliers sera confrontée avec les résultats pétroliers (calage).

Cette description a pour objectif d’identifier les éléments discriminants pour le fonc-
tionnement du systéme pétrolier et d’en évaluer les risques.

Une conclusion clairement négative sur un de ces €léments conduira alors a un arrét
du processus d’évaluation, le bassin sera classé comme non économique voire comme
stérile et il sera éliminé des cibles potentielles d’exploration.

L’évaluation pourra étre optimisée de la fagon suivante :

e D’abord une phase préliminaire, caractérisée par la collecte des données et leur
validation, par une évaluation rapide des divers éléments et par I’identification du
ou des maillon(s) faible(s). Cette phase doit ainsi aboutir a établir une probabilité
d’existence des éléments (roche-mere, réservoir, couverture, géométrie du piege) et
des processus (degré de maturation de la roche-meére, timing de migration, piégeage)
du systeme pétrolier. Une probabilité égale ou inférieure a 0,3 sur un de ces éléments
a I’échelle du bassin est le plus souvent rédhibitoire et considérée aussi comme éli-
minatoire (cf. chapitre 10).

¢ Ensuite la phase d’évaluation proprement dite, qui consiste a mettre en forme des
données, leur évaluation détaillée focalisée sur les maillons sensibles, et a préparer
les documents nécessaires a I’étape suivante de 1’évaluation du potentiel pétrolier:
les cartes géopétrolieres, avec une application aux prospects (cf. chapitre 10 pour
I’€valuation des risques spécifiques et le calcul de volumétrie).

Un volume insuffisant de données n’autorise pas un suivi rigoureux de I’ensemble
du processus. Il faudra donc adapter la démarche aux informations disponibles. Les
grandes étapes du processus doivent cependant étre respectées mais avec une approche
plus qualitative et conceptuelle que quantitative.

e Nécessité de localiser le systéme générateur

Pourquoi est-il nécessaire de localiser ce systeme ?

Parce que la roche-meére est 1’élément le plus critique: sans systéme générateur, le
bassin est considéré comme stérile.
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La mise en évidence d’une roche-mere, sa localisation dans la série stratigraphique
et la cartographie de son extension dans le bassin correspondent a 1’étape initiale de
toute étude. Elle est absolument nécessaire pour I’étape suivante, qui est I’évaluation
correcte des cuisines (kifchens) a hydrocarbures et qui différencie en plus les différentes
cuisines effectives, c’est-a-dire celles a méme d’expulser des hydrocarbures drainables
ensuite vers les pieges pétroliers.

Comment localiser le systeme générateur ?

Cette identification de cuisines et d’aires de drainage utiles sera combinée avec un
examen préliminaire des résultats pétroliers du bassin, qui seront étudiés de maniére
plus approfondie ultérieurement car, dans le cas de plusieurs roches-meres potentielles,
les hydrocarbures ne préjugent pas de la roche-mere effective.

Plusieurs cas de types d’exploration différents peuvent a ce stade se proposer a
I’interprétateur.

2.1 En absence de données de subsurface
(exploration frontier)

Dans ce contexte du type frontier (cf. chapitre 8), seule une approche dichotomique de

type présence/absence pourra étre entreprise.

La mise en évidence d’une roche-mere, la détermination de la quantité et de la qualité
de la matiere organique et donc de son potentiel se font:

e Soit, dans le cas d’affleurements sur les bordures du bassin, par une identification
directe apres un levé de coupes de géologie de surface, des études radar (satellitaires
ou aériennes) et un échantillonnage de terrain adapté aux analyses géochimiques.
L’outil de base utilisé est alors la pyrolyse de type Rock-Eval telle que présentée
plus haut (c¢f. § 3.3 du chapitre 5), auquel on peut associer des détecteurs directs de
fuites de surface.

e Soit par la présence d’indices de surface a terre comme en mer de facon directe
(observations) ou indirecte (détection physique). Méme dans les endroits les plus
éloignés et les moins explorés, ils sont souvent reconnus comme tels, colportés par
la tradition populaire et mentionnés dans la bibliographie. L’outil a utiliser est la
géochimie de surface, en cas de préléevements sur place.

e Soit indirectement par 1’utilisation d’analogues de dépét correspondant aux classes
principales de roches-meres et adaptés a la zone étudiée. L’ outil utilisé sera dans ce
cas une bibliothéque de roches-meres et les reconstructions cinématiques mondiales
proposées par des universités et des contracteurs.

e Soit plus indirectement encore par 1’utilisation de modélisations numériques dans
des modeles paléogéographiques, paléobathymétriques et paléoclimatiques.

La localisation stratigraphique des roches-meres est appréhendée :

e Soit directement en cas de coupes géologiques de terrain, échantillonnées a la fois
pour la géochimie et la pétrographie organique (analyse des macéraux). L’outil com-
plémentaire de la géochimie sera la biostratigraphie.
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e Soit indirectement (et plus exceptionnellement) par la détermination d’un 4ge le
plus précis possible sur des indices d’huile a partir de 1’analyse de marqueurs biolo-
giques spécifiques. L outil le plus utile sera la GC-MS (gas chromatography — mass
spectrometry).

e Soit indirectement par 1'utilisation de reconstructions paléogéographiques a
I’échelle régionale ou mondiale par tranches d’ages indiquant les environnements de
dépdt propices au développement de roches-meéres possibles.

e Soit indirectement par une tentative de reconnaissance directe grace a la sismique sur
la base d’analogues calibrés.

L’utilisation de la stratigraphie séquentielle (¢f. chapitres 1, 5 et 8) est recomman-
dée en particulier pour certaines roches-méres marines qui correspondent a des surfaces
d’ennoiement maximal (ou surfaces maximales d’inondation, maximum flooding sur-
face) et a des surfaces basales de progradation (downlap surface ou transgressive
surface).

Une fois localisée, une roche-mere peut le plus souvent étre cartographiée en fonc-
tion des données disponibles.

Son extension géographique doit donc étre estimée plus ou moins grossierement :

e soit indirectement par des reconstructions paléogéographiques plus fines a I’échelle
du bassin et des modeles de dépot ajustés sur 1’interprétation sismique (stratigraphie
sismique et cartes d’isopaques);

e soit, de maniere beaucoup plus risquée, directement apres association avec un
caractére sismique particulier (anomalie d’amplitude notamment dans le cas de
roches-meres de faibles densités et parfois radioactives — comme par exemple les
hot shales du Silurien ou du Dévonien supérieur en Afrique du Nord —, relations
géométriques...);

e soit, de facon plus empirique, en utilisant des critéres tectono-sédimentaires.

Le résultat attendu est une cartographie de I’extension de la roche-meére avec la posi-
tion des résultats pétroliers connus, essentiellement les indices de surface.

2.2 En contexte d’exploration mature

En présence de données de puits plus nombreuses (logs, données chrono-stratigra-
phiques, analyses géochimiques...), la premiere étape consiste a identifier la totalité
des données géochimiques disponibles.

L’ approche devra étre beaucoup plus approfondie pour atteindre I’objectif qualitatif
ou quantitatif escompté.

Pour une appréhension ultérieure de la répartition des fluides, la caractérisation des
roches-meres devra étre associée, au minimum, avec la reconnaissance du type de
faciés organique (ou «organo-faciés») concerné.

Dans I’optique future d’une évaluation du chargement en hydrocarbures, cette dis-
tribution des facies devra s’accompagner aussi d’une carte d’épaisseur utile et d’une
évaluation du potentiel pétroligene initial en utilisant des seuils de COT et de S2 et en

183



Chapitre 7 « Méthodes et outils de |'évaluation pétroliére

184

ramenant ces valeurs actuelles en tenant compte de la cinétique associée a leurs valeurs

initiales évaluées (reconstituées) prématuration: S2; et COT; (c¢f. § 3.3 du chapitre 5).
La mise en évidence de ces valeurs est alors:

e Directe sur les logs géochimiques de puits ayant traversé ’intervalle de roche-mere
et ayant fait I’objet d’un échantillonnage représentatif. L outil de base est principa-
lement le Rock-Eval.

e Directe a partir des données géochimiques disponibles dans les bases de données
géochimiques. Lorsque les données sur les puits individuels sont trop dispersées et
en absence de diagraphies, une approche statistique peut étre envisagée au niveau
du puits ou de la formation. A I’inverse, lorsque 1I’échantillonnage est plus repré-
sentatif et que 1’on veut obtenir des valeurs moyennes et caractéristiques pour une
formation donnée ou un puits donné, une approche synthétique est possible en ne
prenant en compte que les niveaux argileux et en utilisant la notion de rapport utile
roche-mere, qui vise a ne retenir que la fraction roche-meére de la roche.

e Indirecte a partir des diagraphies aprés qu’une calibration a été faite sur des puits
combinant les diagraphies et données géochimiques. Le report des données géochi-
miques de base (COT, S2, [H...) sur les diagraphies doit étre entrepris systématique-
ment dés que 1’échantillonnage est discontinu pour s’assurer de la représentativité
des mesures.

e Indirecte a partir d’une carte de résultats pétroliers répertoriant les indices et les
tests avec I’origine des huiles lorsque celle-ci a pu étre obtenue a partir des marqueurs
biologiques. L’outil sera principalement la GC-MS (cf. chapitre 2).

Les données de puits sous-estiment souvent, de par leur position structurale haute
(on fore rarement les synclinaux...), les caractéristiques roches-meres (potentiel et
épaisseur utile) des formations traversées, en considérant bien slir qu’il n’y a pas eu
d’inversion du bassin considéré, ce qui n’est pas toujours le cas.

De méme, les roches-meres effectives étant le plus fréquemment situées en des-
sous des réservoirs producteurs, celles-ci sont statistiquement beaucoup moins souvent
reconnues par forage que les autres éléments du systeme pétrolier.

La localisation stratigraphique:
¢ est directe sur les logs géochimiques, pour lesquels les données analytiques doivent

impérativement étre associées a une lithologie et une stratigraphie validées ;

e puis est transférée sur la sismique apres calage par I’intermédiaire de logs géochi-
miques en temps, griace a une courbe temps/profondeur, ou d’un film synthétique
permettant de caractériser I’'image sismique de la roche-mere et de s’assurer que la
partie traversée par le puits est bien représentative de I'intervalle de roche-mere.
Dans le cas d’une approche volumétrique, cette localisation doit s’accompagner obli-

gatoirement d’une détermination de la hauteur utile de la roche-mere.

Les logs géochimiques n’ont souvent pas la résolution suffisante, en particulier dans
le cas d’alternances d’argiles, silts ou gres. Il faut donc descendre a une échelle plus
grande. Cette détermination est:
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e directe a partir des diagraphies, comprenant essenticllement gamma-ray, sonique,
résistivité et densité (cf. chapitre 8);
e indirecte en utilisant des traitements de type log du carbone total par corrélation
diagraphique et recalage des échantillons COT — Rock-Eval.
L’ extension géographique de la roche-mere est faite :
e soit directement a partir des logs géochimiques si le nombre de puits est important,
leur profondeur suffisante pour atteindre la roche-mere et leur position représentative ;
e soit, beaucoup plus correctement, en combinant les données géochimiques de puits,
éventuellement ajustées par les diagraphies, et les interprétations sismiques afin
d’interpoler entre les points de contrdle et d’extrapoler hors des zones controlées
par puits.
Apres calibration des intervalles de roche-meére a partir des puits disponibles, la
stratigraphie séquentielle est souvent une aide précieuse pour déterminer avec précision
I’extension réelle des facies roche-mere, en particulier en milieu marin.

Le résultat attendu est une cartographie géoréférencée de I’extension de la roche-
mere et des points de contrdle associés.

I1 est parfois utile de reporter sur cette carte les résultats pétroliers bien qu’ils trouvent
généralement mieux leur place sur les cartes de maturité ou d’hydrocarbures générés
dérivées. Ces résultats pétroliers peuvent étre :

e soit I’épaisseur brute de I’intervalle de roche-mére définie a partir des puits et de
la sismique ;

e soit une représentation schématique de I’épaisseur utile, de la teneur en carbone
(COT) et du potentiel pétrolier moyen (S2, IH de préférence en valeurs initiales
recalculées) a chaque point de controle ;

e soit la distribution des faciés organiques a partir des déterminations de type/lignée
de matiere organique (I, I, IIS, IIT et IV) et par extrapolation avec la sismique ;

e soit, mieux encore, des courbes d’isovaleurs des épaisseurs utiles si possible com-
binées avec la distribution des organo-faciés, ou, au mieux, de SPI ou de IPRM.
En résumé, le document idéal sera celui:

e qui pourra combiner une de ces représentations des données analytiques avec I’en-
semble des informations sismiques (répartition des anomalies, zones d’érosion...)
utile a la validation de cette extension actuelle ;

e et qui sera adapté au but ultime recherché (classement de blocs, volumétrie de
prospects).

Dans une optique de définition ou de classement des zones prospectives a I’ intérieur
d’un bassin, une carte d’extension de la roche-mere regroupant les informations de puits
et I'mterprétation sismique est suffisante.

En revanche, un objectif quantitatif nécessite impérativement la construction d’une
carte de potentiel pétroligene initial puis de productivité initiale.
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Limitations Cette cartographie ne représente que 1’état actuel de 1’extension du
systéme générateur. Celle-ci n’est pas forcément représentative de la période d’activité
de la roche-mere en cas d’€rosion ultérieure. Cette lacune devra étre prise en compte
lors de la cartographie des cuisines.

La cartographie des cuisines actuelles
des hydrocarbures

Pourquoi cette cartographie est-elle nécessaire ?

Parce que la maturité de la roche-meére est un élément aussi critique que sa présence.

La cartographie de la (ou des) cuisines effectives' dans un bassin permet de définir
les zones ou une roche-meére a atteint un niveau de maturité suffisant pour avoir expulsé
des hydrocarbures. Elle conduit a une premiére estimation de la probabilité de présence
et de nature des hydrocarbures pour les prospects avoisinants.

Cette cartographie des cuisines doit étre associée aux résultats pétroliers dispo-
nibles dans leur voisinage pour en valider le résultat.

Une confrontation plus poussée permettra aussi de déterminer ultérieurement I’ exten-
sion actuelle du (ou des) systemes pétroliers existants et les distances de migration
maximales.

Comment réaliser cette cartographie ?

La maturation des systémes générateurs étant un phénomeéne par définition irréver-
sible, les cuisines observées a I’ Actuel (sauf érosion, postérieure a son fonctionnement,
de I'intervalle de roche-meére) correspondent a I’état résultant de 1’enfouissement
maximum.

Dans une majorité de bassins, I’enfouissement maximum est atteint a 1’ Actuel ou il
y a une correspondance entre cuisine effective et cuisine active (cuisine en cours de
production d’hydrocarbures).

Ce n’est cependant pas le cas dans certains bassins (avant-pays, chaines de mon-
tagnes, grabens inversés) soumis a une tectonique importante ou la cuisine peut €tre
fossilisée ou gelée et inactive actuellement par effet de remontée structurale a plus
faible profondeur, bien que des effets d’hystérésis ou de ralentissement soient notables
sur la durée. On a trop tendance a forcer le trait sur la vitesse de migration, en réalité
trés lente méme a I’échelle géologique.

Cette seconde étape correspond donc en fait a la cartographie des cuisines au maxi-
mum d’enfouissement. Cette période de temps, qui est un moment critique dont I’age
reste a définir, est souvent considérée comme celle de la migration et de I’alimentation
des structures en hydrocarbures.

1. C’est-a-dire des cuisines ayant produit des hydrocarbures.
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Cette approximation est généralement satisfaisante a 1’échelle du bassin et de la
répartition globale des hydrocarbures mais elle est souvent insuffisante a I’échelle d’un
prospect (cf. chapitre 10).

3.1 En absence de données de subsurface
(exploration frontier)

Seule une approche empirique basée sur les profondeurs actuelles et une modélisation
de bassin multi-1D peuvent étre envisagées, avec comme garde-fous les informations
obtenues a I’aide des indices de surface, les indications directes d’hydrocarbures tan-
gibles et les mesures de maturité en surface.

Les quatre éléments majeurs a prendre en compte sont les suivants :

¢ La profondeur maximale de la roche-mére dans le bassin ou dans 1’aire de drainage
du prospect, car le facteur de premier ordre pour la maturité est I"enfouissement. A
défaut d’une évaluation correcte de I’enfouissement de la roche-mere, la profondeur
totale du bassin peut déja étre indicatrice d’'un manque de maturité. Toute profon-
deur inférieure a 2000-2 500 m demande a étre compensée par une thermicité élevée
(intrusions volcaniques, contexte de bassin d’arriere-arc, rifts...) pour atteindre un
niveau de maturité suffisant pour la fenétre a huile.

Les outils essentiels a cette évaluation seront la sismique et la transformation temps/
profondeur ainsi que le gradient géothermique actuel ou historique.

En présence de soulevement (uplift) et d’érosion, il ne faut cependant pas confondre
la profondeur actuelle et la profondeur d’enfouissement.

e La géologie de surface, qui pourrait révéler une inversion majeure. La géométrie
des couches telle qu’elle est vue par la cartographie et la sismique d’une part ou
I’acquisition de données de maturité et de paléotempératures en surface d’autre part
permettent de quantifier I’érosion de surface.

Si celle-ci est trés importante, le risque de cuisine fossilisée a I’ Actuel peut devenir
critique. En revanche, c¢’est un des bons criteres de recherche des zones favorables a
la présence d’hydrocarbures de roches-meres.

Ce cas de fossilisation n’est pas rédhibitoire en théorie. Le succes pétrolier passera
alors par une bonne adéquation dans le temps entre maturité de la roche-mere et
formation des structures. Il faudra aussi considérer le niveau de maturité atteint et la
nature des hydrocarbures recherchés, le moment de leur expulsion ainsi que la bonne
préservation des accumulations sur de longues durées.

En absence de données analytiques, les érosions internes ou locales, qui elles aussi
peuvent avoir des effets drastiques sur la maturité, sont plus difficiles a prendre en
compte correctement lorsqu’elles n’ont pas d’expression sismique.

Suivant les environnements, les outils sont la carte géologique, la sismique, les coupes
de terrain, le pouvoir réflecteur de la vitrinite, les traces de fissions de I’apatite ou la
compaction des argiles (surcompaction en I’occurrence, cf. chapitre 3).
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e La structure profonde et la thermicité du bassin. La nature de la croiite (continen-

tale, océanique ou mixte) et son age seront des €léments importants pour définir
I’histoire thermique du bassin (¢f. chapitres 8 et 9).

Cette influence est particulierement importante sur les marges passives, ou le niveau
de maturité sera controlé a la fois par I’dge du maximum de flux thermique, lié a
I’ouverture, et par son intensité lors de la décroissance du flux au cours de I’expan-
sion océanique. Les mesures de flux thermique de surface (le cas échéant associées a
des carottages du fond de la mer ou a des mesures fixes au fond de 1’eau) permettent
de calibrer la thermicité actuelle.

Les outils sont la sismique réfraction, les méthodes potentielles, les reconstructions
cinématiques et des mesures de flux thermique.

La présence de certaines lithologies (séries saliféres, ou trés sableuses ou carbo-
natées) dont la conductivité thermique importante peut influencer la maturité des
roches-meres avoisinantes.

Une bonne estimation des épaisseurs de ces séries conductrices est particulierement
nécessaire lorsque la roche-mere est située directement au-dessous et que le niveau
de maturité est marginal. C’est un effet de refroidissement appelé blanketing effect.
Les outils d’aide a la détermination des lithologies dans les zones non forées sont la
gravimétrie, le magnétisme et les vitesses sismiques.

Dans le cas de marges océaniques, et si une couverture sismique adéquate est dispo-
nible, une approche avec restauration géodynamique permet de modéliser le régime
thermique sans I'imposer de maniere trop simpliste.

Le résultat attendu est une cartographie du niveau de maturité exprimé en équi-

valent PRV (pouvoir réflecteur de la vitrinite équivalent, ou VRo, pour virrinite
reflectance in oil equivalent), en T,,,, et en taux de transformation pour la ou les
roches-meres considérées (tableau 7.1).

Tableau 7.1 - Cartographie du niveau de maturité.

Fenétre de génération Type | Type ll Type lIS Type Il
Toit de la fenétre PRV 0.7% 0.6% 0.5% 0.6%
a huile Tooe 440 °C 435 °C 420 °C 435 °C
Toit de la fenétre PRV 1,0% 1,3%
agaz
et condensat Tinax 450 °C 455 °C 455 °C 470 °C
PRV 2,0%

Toit de la fenétre
a gaz sec T 540 °C

I1 faut alors bien distinguer entre fenétre de génération (début de la génération des

hydrocarbures) et fenétre d’expulsion (2 hydrocarbures « migrables »).
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L’extension des cuisines effectives (avec expulsion et migration) a huile ou a gaz
peut étre estimée en fonction des seuils conventionnels (par exemple: PRV = 0,6 %
pour I’huile, PRV = 1,3 % pour le gaz). De maniere plus satisfaisante, méme en zones
frontieres, les valeurs de ces fenétres effectives doivent étre adaptées au type de roche-
mere envisagée et résultent, le plus souvent, directement de modélisations en utilisant
les parametres que 1’on estime les plus adaptés (parameétres cinétiques...) grace aux
référentiels disponibles.

Ces valeurs sont éminemment variables (tableau 7.2).

Tableau 7.2 — Variabilité des fenétres effectives.

Fenétre d’'expulsion et de migration Type | Type ll Type Il

Toit de la fenétre

- _ o ~ o _ o
3 huile effective Eq. PRV 0,75-0,8% 0,7-0,75% 0,7-1,0%

Par rapport a la cartographie précédente, les zones de maturité inférieure au seuil
d’expulsion (TTME — taux de transformation minimal d’expulsion — ou PRV équivalent
d’expulsion) sont éliminées.

Cette cartographie a 1’Actuel doit étre impérativement confrontée avec 1’occur-
rence et la nature des indices de surface mais ne permet d’évaluer rapidement que
les structures chronologiquement compatibles, sans inversion structurale notable. Si la
connaissance de 1" historique du bassin suggére une évolution géométrique importante,
une cartographie dans le passé est nécessaire pour représenter les cuisines au moment
de leur prolificité maximale.

3.2 En contexte d’exploration mature

Nous parlons ici d’exploration intensive, car il ne faut pas confondre maturité d’ex-
ploration et maturité de systéme générateur, qui implique la présence de données de
maturité dans les puits.

Suivant le contexte tectonique, la procédure a employer est plus ou moins complexe.

En contexte de subsidence continue, la premiére étape consiste a identifier et
synthétiser les diverses données de maturité. Elle permet d’établir un tableau d’équiva-
lence entre les différents parametres de maturité disponibles sur I’ensemble de la série
sédimentaire: PRV, T, index d’altération thermique (IAT), taux de transformation
(TT) en utilisant les puits ou plusieurs indicateurs sont présents. Lorsque les données
proviennent de différents laboratoires, les résultats analytiques peuvent montrer des
différences notables, et une expertise d’homogénéisation est alors nécessaire.

Pour les bassins récents, la correspondance entre température actuelle et niveau de
maturité observé est aussi utilisable.

Les outils sont les différentes techniques de géochimie analytique, en particulier
un ou des profils de maturité en fonction de I’enfouissement, exprimés en équivalent
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PRV, valables a I’échelle du bassin ou du sous-bassin, en ayant eu soin d’éliminer les
valeurs anormales. Un tel profil permet d’établir une relation entre maturité observée
et profondeurs actuelles.

Il faut faire attention cependant a avoir bien conscience de 1’échelle de travail, les
variations de thermicité rendent inadaptée une loi globale PRV = f{profondeur) a une
zone trop vaste.

Pour les mémes raisons de conductivité thermique, cette méthode n’est pas appli-
cable dans le détail en environnement salifére (ou fortement structuré au socle).

La seconde étape consiste a déterminer le seuil d’expulsion de la roche-mere,
c’est-a-dire le niveau de maturité a partir duquel la roche-mére a pu expulser ses hydro-
carbures et la cuisine devenir effective.

Cette détermination peut étre faite de maniere purement empirique (TTME - taux de
transformation minimum d’expulsion) ou a travers la modélisation de bassin en utilisant
les parameétres appropriés (parametres cinétiques, COT, SATEX - saturation d’expul-
sion) a la roche-meére considérée. Elle permet de mettre en parallele les profondeurs
actuelles et le toit des différentes fenétres a hydrocarbures.

Le document final sera, si I’histoire de la subsidence du bassin est simple et que les
points de contr6le sont suffisants et répartis de maniere homogene, une carte de matu-
rité qui peut étre établie a I’ Actuel a partir de ces données analytiques et de la carte en
profondeur de la roche-mere.

La carte structurale utilisée sera la plus représentative possible de la roche-mere,
et, dans certains cas, deux cartes au toit et a la base de la roche-meére peuvent s’ avérer
nécessaires.

I1 est souvent utile de reporter sur une ou plusieurs coupes géologiques régionales
a travers le bassin les niveaux de maturité observés. Ces coupes permettent de mieux
visualiser les évolutions de la maturité a I’échelle du bassin (influence des zones plus
subsidentes et des points hauts) et ainsi de mieux contraindre la carte de maturité
dérivée.

En cas d’affleurements a proximité de la zone étudiée, la carte structurale et celle de
maturité devront bien entendu étre cohérentes avec les observations de surface.

Cette cartographie des cuisines au temps présent, facile a élaborer, ne permet
I’évaluation que des pieges formés bien avant I’enfouissement maximum, qui ont pu
récupérer tout le sceptre d”hydrocarbures expulsés.

La carte de cuisine effective est alors directement dérivée de la carte de maturité
a I’ Actuel lorsque le seuil d’expulsion a été défini pour la roche-meére considérée. Les
zones de maturité inférieure au seuil d’expulsion (TTME, PRV d’expulsion) sont alors
éliminées de la carte initiale, sauf pour ce qui concerne la prospectivité d’hydrocarbures
non conventionnels, ¢’est-a-dire de roches-meres.

Cette carte doit étre validée par confrontation avec les résultats pétroliers des puits.
En présence d’inversions structurales majeures, lorsque la corrélation entre maturité et
profondeur actuelle n’est plus valable a 1’échelle du bassin (existence d’érosion interne
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affectant la maturité ou d’érosion de surface affectant la profondeur actuelle), cette

étape de synthese doit étre précédée par:

e [’identification des puits dont le gradient de maturité ne correspond pas a la ten-
dance d’enfouissement régional (les outils disponibles sont les principaux indicateurs
de maturité).

e L’interprétation spécifique de chacun des gradients de maturité ou de compac-
tion afin de déterminer la position, I’age et I’amplitude des érosions ayant affecté
le profil. L’intensité de I’érosion de surface peut étre approchée directement et de
maniere précise a partir des profils de maturité ou de divers parametres diagraphiques
ou sismiques de compaction, a lithologie et stratigraphie constantes et homogenes.
L’intensité des €rosions internes passe généralement par la simulation avec calibra-
tion des parameétres de maturité modélisés sur les valeurs observées. Cette détermina-
tion sera critique pour définir ultérieurement 1’age de la migration. L’outil principal
est la modélisation numérique de bassin.

e La cartographie de I’intensité des érosions de surface ou internes a partir des
valeurs calculées précédemment. Cette cartographie sera nécessaire pour évaluer
correctement le calendrier de la migration, eu égard aux phases de souléevements et
d’inversion structurale.

Le document cartographique final sera, dans les cas les plus complexes, une
reconstruction complete de la géométrie avant soulevement. La carte des cuisines effec-
tives est alors un document combinant des résultats de modélisation calibrés et les
données analytiques disponibles.

Il s’agit soit d’une nouvelle carte de cuisine corrigée de ’érosion et habillée en
maturité, soit d’une carte actuelle avec une distorsion de la maturité pour tenir compte
des érosions.

Ces cartes sont le plus souvent directement dérivées de modélisations multi-puits.

Cette cartographie au maximum d’enfouissement tient compte des déformations ulté-
rieures au fonctionnement de la cuisine et permet d’identifier les cuisines fossilisées.
Elle ne permet toujours pas a elle seule 1’évaluation de I’ensemble des structures quel
que soit leur age.

Pour la définition des cuisines actuelles, le document «idéal » sera celui représentant
les quantités d’hydrocarbures générés et expulsés intégrant sur une méme carte, en
plus de la maturité, tous les éléments déterminants comme I’extension réelle, I’épaisseur
utile et le potentiel initial de la roche-mere ainsi que les seuils d’expulsion.

La modélisation numérique multi-1D est I’outil idéal pour ce type de document.

Limitations La cartographie des cuisines actuelles n’est valable que pour I’éva-
luation des piéges précoces et déja completement formés lors de I’enfouissement
maximum : structures anciennes, pieges morphologiques et stratigraphiques.
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Dés que les pieges sont postérieurs au début de 1’expulsion, il devient indispensable
d’obtenir une image de 1’évolution des cuisines dans le temps lors de la constitution
d’un piege particulier.

) Les méthodes de cartographie
des cuisines actives

Pourquoi est-ce utile ?

En raison de I’épaisseur parfois importante de I’intervalle de roche-mere, de son
niveau d’enfouissement variable 2 un moment donné a I’échelle du bassin et de la durée
nécessaire a I’expulsion des niveaux les moins bien drainés, le fonctionnement d’une
cuisine est loin d’étre instantané a I’échelle géologique.

De méme, la formation d’un piege (mise en place du réservoir et de sa couverture
puis structuration) est souvent un processus a long terme. Ainsi dés que I’on est dans le
cas ou le volume fermé anticipé d’un piege n’est pas entierement réalisé avant le début
de I’expulsion des hydrocarbures dans son aire de drainage, la compréhension de son
remplissage passe par I’étude du développement comparé du prospect et de sa cuisine.

Comment procéder ?

La cartographie des cuisines actives pendant et apres la formation d’un piege passe
d’abord par une définition plus ou moins précise des différents timings, en fonction
du stade d’exploration atteint. L’approche reste cependant globalement similaire entre
Zones vierges et zones matures.

4.1 Le calendrier de migration

Le timing ou calendrier de migration ne peut étre abordé avec une certaine précision
que par la modélisation de bassin dans la zone d’enfouissement maximal du bassin, du
sous-bassin ou d’une aire de drainage spécifique suivant 1’échelle d’étude.

Cet emplacement, pas forcément ais€ a 1dentifier en cas d’inversion majeure, permet la
datation du début de la migration.

L’age du début de la migration (début de I’expulsion puis migration secondaire) et la
durée de production des hydrocarbures dépendent de nombreux facteurs: le contexte
structural, la position et la nature de la roche-mere. ..

Cependant, pour un niveau de maturité thermique donnée, les principaux parametres
influengant I’expulsion, et donc I’estimation de son age, sont le type de matiere orga-
nique, le COT, et le seuil de saturation (SATEX) utilisés dans les modélisations 1D.
Suivant la vitesse de I’augmentation de la température dans le temps, I’incertitude sur
I’age est plus ou moins importante. L. imprécision peut étre trés forte en cas d’enfouis-
sement lent ou de la chute combinée du flux thermique.
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Dans les zones abondamment forées ou la roche-mére mature a été atteinte au niveau
de la fenétre a huile, les seuils d’expulsion (TTME ou PRV d’expulsion) peuvent étre
calibrés avec une certaine précision.

Les outils nécessaires a cette calibration importante sont la matiére organique extrac-
tible que 1’on mesure grice a des extractions avec des solvants (extraits, MOE) ou le
Rock-Eval (pic S1 qui correspond aux hydrocarbures imprégnés).

Les analyses par biomarqueurs des huiles peuvent cependant en partie compenser 1’ab-
sence de MOE lorsque la roche-mere n’a pas été atteinte dans les conditions adéquates.

Dans le cas d’inversions structurales importantes et de soulévement effectif de la
roche-meére, la détermination de I’intensité d’érosion devient le paramétre critique de
la modélisation.

Cependant, les simulations montrent que la génération et I’expulsion des hydrocarbures
a partir d’une cuisine active ne sont pas figées, ou, selon le terme consacré, gelées,
immédiatement car la migration peut se poursuivre provisoirement (en fait c’est un
phénomene d’hystérésis). Dans certains cas de roche-mere peu mature, la génération
peut méme débuter apreés le début du soulévement a cause du rééquilibrage thermique
(remontée des isothermes).

Puis la cuisine devient inactive jusqu’au moment ou, a thermicité égale, I’enfouisse-
ment redevient supérieur au maximum d’enfouissement précédemment atteint.

4.2 Le calendrier de formation du piége pétrolier

L’age d’un piege correspond soit a I’age de dépdt de sa couverture, pour les pieges les
plus précoces comme les pieges a composantes stratigraphiques ou morphologiques, soit
aI’age de la structuration du couple réservoir/couverture, pour les pieges structuraux.

Souvent une structure est polyphasée, c¢’est-a-dire que son développement actuel
s’est déroulé sur une certaine période de temps avec des épisodes de croissance rapide,
des périodes de stabilité, voire parfois des pertes de fermeture structurales liées a des
basculements.

Ce développement dans le temps, ou croissance structurale, doit étre abordé au
niveau de chaque structure individuellement puis éventuellement consolidé a I’échelle
du bassin par 1’élaboration d’un calendrier tectonique.

Les outils a utiliser sont la sismique, la stratigraphie, le calage sismique ainsi que les
corrélations entre puits.

La compatibilité dans le temps entre d’une part les volumes fermés de réservoir
aptes a recueillir les hydrocarbures migrants, et d’autre part les quantités d’hydrocar-
bures produits li€s au fonctionnement des cuisines susceptibles d’alimenter ces pieges
est un des parametres que 1’explorateur doit résoudre et pouvoir visualiser.

Cette comparaison peut étre faite a I’échelle du bassin et du systeme pétrolier au
moyen d’une charte de systéme pétrolier (cf. chapitre 4), comportant la mise en place
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des réservoirs et des couvertures et le calendrier de la migration et de la structuration,
en ayant le temps géologique comme axe des ordonnées.

Elle n’est valable que si la structuration est relativement synchrone sur le bassin et,
surtout, que si la cuisine est commune a I’ensemble des prospects et des accumulations.

La plupart du temps, les structures ont des croissances structurales variables a
I’intérieur du bassin et leur développement ultime peut étre plus ou moins tardif Dans
ce cas, il est tres fortement conseillé d’établir un diagramme en temps spécifique pour
chacun des couples prospects/aires de drainage.

4.3 La cartographie des cuisines actives

La fourchette d’age de la formation du piege ayant été déterminée, la modélisation de
bassin permet de simuler 1’état des cuisines a n’importe quelle période de cet intervalle
de temps. L’état des cuisines en début et en fin de structuration est ainsi un élément
important pour |’évaluation correcte de chaque structure.

Il est aussi souvent utile d’associer un niveau de maturité donné (fenétre a huile, a
huile migrable, gaz, surmaturité par exemple...) a un age.

Ce type de cartographie permet une meilleure appréhension du risque concernant le
type de fluide pour une région donnée.

Le document final idéal pour la cartographie des cuisines actives (cuisine produisant
des hydrocarbures pendant une période donnée) est celui qui permet de visualiser les
différences de maturité observées entre le début de la structuration jusqu’a I’ Actuel ou
la fin de la migration. Les cartes d’érosion seront utiles a cette reconstruction.

Une carte illustrant la quantité d’hydrocarbures expulsés pendant cette période par-
ticuliere peut étre obtenue par simulation multi-1D.

Limitations La précision des résultats, basés essentiellement sur des simulations
de I’age de I’expulsion, dépendra fortement de 1’existence d’une calibration correcte
ou non du SATEX ou du TTME. Un second élément important d’incertitude est lié a
I’age associé aux formations sus-jacentes a la roche-mere.

En particulier, les morts terrains (situés au-dessus des composants du systeme pétrolier
mais contribuant a son enfouissement) les plus proches stratigraphiquement de 1’4ge de
la migration devront étre datées avec précision.

La définition des cuisines actives n’est pas toujours suffisante pour évaluer correcte-
ment une structure.

Cela est particulierement vrai lorsque, a la faveur d’une inversion progressive d’un
bassin (cas d’un bassin d’avant-pays), les chemins de migration reliant les cuisines
actives aux prospects ont varié au cours du temps.

Il est donc parfois nécessaire de reconstruire avec précision les aires de drainage telles
qu’elles étaient au moment de la migration grice a la modélisation multi-1D.
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) L'efficacité de la migration des hydrocarbures

Pourquoi est-il important de retracer cette migration ?

Les pieges disponibles ne sont pas forcément au contact d’une roche-mere active.
L’expérience montre que les accumulations peuvent étre éloignées de plusieurs cen-
taines de kilometres de leur cuisine d’origine. Le seul lien entre accumulation et cuisine
active correspond aux chemins de migration utilisés par les hydrocarbures. La compré-
hension de la migration et la définition des chemins de migration sont donc essentielles
a I’évaluation du risque exploratoire et du potentiel volumétrique d’un prospect.

Comment y parvenir?

Dans le cas de roches-méres a fort potentiel (et, naturellement, suffisamment
matures), 1’alimentation d’un piége se pose généralement en termes de possibilité,
plutdt qu’en termes d’efficacité. D’ou la nécessité absolue mais suffisante de mettre
en évidence une connexion adéquate entre la source et le piége, principalement en
termes de continuité latérale et verticale. Ainsi dans le cas de pieges morphologiques
(récif, butte t€émoin) en contact direct avec une roche-mere mature, la migration peut
se faire au sein méme de la roche par migration verticale ou horizontale. Dans le cas de
roches-meres a potentiel médiocre, ou les quantités d’hydrocarbures perdues en cours
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de migration peuvent €tre importantes par rapport aux quantités produites, ’analyse en
trois dimensions du systéme d’alimentation devient critique et nécessite le tracé d’une
aire de drainage. Il requiert une bonne intégration de la géologie structurale et de la
sédimentologie, et peut faire appel a des modélisations et des horizontalisations ou a
’utilisation de cartes en isopaques. C’est un travail qui nécessite des cartes au niveau
de la roche-mere et au niveau des drains.

Les chemins de migration ne peuvent étre déterminés avec précision que lorsque
des hydrocarbures ont été identifiés hors des cuisines qui leur ont donné naissance.
L’approche sera donc trés différente entre zone vierge et zone mature.

En absence d’hydrocarbures prouvés (exploration de type frontier), les hypotheses
sur la présence d’hydrocarbures migrés ne peuvent étre qu’indirectes.

I1 s’agit essentiellement des indices de surface et des indications «directes » d’hydro-
carbures (DHI) ainsi que ceintures bitumineuses et asphaltiques en bordure de certains
bassins (par exemple, les sables bitumineux du bassin de |’ Athabasca).

Pour la compréhension de la migration, les indices de surfaces sont a la fois utiles
par leur présence a un endroit privilégié et par I’information qu’ils peuvent donner
directement ou indirectement sur leur origine (nature et 4ge de la roche-mére, niveau de
maturité et profondeur d’enfouissement). Leur interprétation nécessite une intégration
complete avec les données structurales.

Il faut cependant toujours se rappeler que, a une échelle locale, les indices de surface
privilégient les chemins de migration verticaux, sur lesquels les carottages sont posi-
tionnés de maniere privilégiée, par rapport aux chemins latéraux beaucoup plus aptes a
alimenter efficacement les prospects recherchés.

Les informations, que sont susceptibles d’apporter les DHI, si ceux-ci ont été vali-
dés sismiquement, sont plus directement utilisables: cheminées et nuages de gaz,
pockmarks (figures au fond de la mer), push down d’horizons sismiques indiquant la
migration de gaz.

La présence éventuelle de gaz biogénique ou de fizz-water (eau avec gaz dissous) doit
cependant toujours étre gardée a I’esprit, comme chausse-trappes pour |’ interprétateur.

Les flat spots et les anomalies d’amplitudes, lorsqu’ils sont représentatifs d’accu-
mulations thermogéniques en place et qu’ils sont replacés dans leur cadre structural
régional, peuvent donner une image beaucoup plus précise des chemins de migration
latéraux et verticaux réellement utilisés.

L’analyse de ces éléments doit étre faite par un explorateur et un spécialiste connais-
sant parfaitement le contexte du bassin et sachant définir les limites exactes de la méthode.

La présence de bottom simulating reflector ne doit pas étre négligée.

En effet, cette manifestation d’hydrocarbures a faible profondeur, relativement
fréquente en offshore profond, peut souvent étre rattachée a du gaz thermogénique
lorsqu’elle est située en zone de convergence. La mise en évidence de ces BSR peut
ainsi donner localement de précieuses indications sur la migration profonde (fenétres
dans le sel ou «trous dans le tapis» salifere...).

197



Chapitre 7 « Méthodes et outils de |'évaluation pétroliére

198

La géochimie de surface et la sismique sont les outils utilisés pour cet exercice.

Les documents utiles sont des sections sismiques semi-régionales habillées pour faire
ressortir les couvertures régionales (sel, surfaces d’inondation maximale, surfaces de
downlaps...), les interruptions visibles dans ces couvertures (fenétres dans le sel), les
zones de convergence, les failles et la position des indices de surface ainsi que les obser-
vations directes d’hydrocarbures.

En présence de discordances et d’érosions importantes, la remise en place avec parti-
culierement I”horizontalisation sur un horizon voisin de I’dge supposé de la migration
ou I'utilisation de cartes en isopaques a environnement constant est recommandée.

Limitations En absence d’une bonne appréhension lithologique de la série sédimen-
taire et d’une bonne connaissance de la continuité des drains potentiels, I’approche de
la composante latérale de la migration reste trés délicate en zone vierge. Cependant une
simulation numérique 2D peut étre utile méme en zone vierge afin de tester différents
scénarios de migration ainsi que pour anticiper les régimes de pression associ€s.

En revanche, en contexte d’exploration mature, mieux controlé par des données de
puits et en présence de puits et d’hydrocarbures prouvés, la détermination des che-
mins de migration effectifs reliant les roches-méres identifiées aux réservoirs traversés
devient beaucoup plus précise.

Elle s’appuie avant tout sur la distribution des hydrocarbures reconnus dans le bassin
et sur les connaissances des corrélations huiles/roches-meéres.

) Inventaire des résultats pétroliers

L’évaluation et la cartographie des résultats pétroliers positifs, comme I’analyse post-
mortem des puits secs, constituent un €lément fondamental de 1’€valuation pétroliere en
permettant de «calibrer» les modeles de génération et de migration proposés.

La mise en évidence d’hydrocarbures dans les puits se définit avec plusieurs niveaux
de caractérisation, suivant le type d’échantillonnage concerné.

6.1 Indices en cours de forage

Le GWD (gas while drilling), utilisé de maniére courante actuellement, permet une
analyse rapide de la quantité totale de gaz présent dans un puits (exprimée en équivalent
méthane) et des teneurs en C;-Cs de ce gaz.

Grice a I'utilisation de divers rapports, cette technique permet une certaine caracté-
risation des fluides (évolution verticale, différentiation entre réservoirs, définition des
contacts, biodégradation) et des lithologies (réservoir, couverture). De méme, grice a
I’isotopie, les indices en cours de forage permettent maintenant de préciser 1’origine des
hydrocarbures rencontrés.
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La base de données de puits

Des prélevements en tubes sous vide pour réaliser des analyses compositionnelles et
isotopiques sont donc recommandés en association avec I’outil GWD.

6.2 Indices sur carottes

Les sidewall cores (SWC), ou carottages latéraux a balles (CLABS), et éventuellement
les déblais peuvent mettre en évidence des traces d huile directement ou indirectement
par fluorescence.

Des extractions au solvant des hydrocarbures imprégnant la roche permettent souvent
une analyse chromatographique, et, dans les meilleurs cas, les marqueurs biologiques
peuvent donner des informations sur la maturité et I’origine de I’huile, de maniere aussi
précise qu’a partir d’échantillons de test.

6.3 Echantillonnage de fond de type test au cable:
RFT (repeat formation tester),
MDT (modular formation dynamic tester)

Ce type d’échantillonnage est utilisé lorsque des échantillons de fluides sont récoltés en
volume limité lors des opérations de logging. Il est trés utilisé pour son apport qualité/
prix (cf. chapitre 8). Ce n’est pas un test classique de longue durée et il est handicapé
par les problemes de contamination lors de I’'usage d’une boue a huile et la mesure
de GOR anormalement élevé (surestimation). A cette restriction pres, ces échantillons
permettent I’ensemble des analyses géochimiques.

6.4 Echantillonnage de surface de type DST (drill stem test)

Ce type d’échantillonnage ou test de production est utilisé lorsque, a la faveur de débit
en surface, les quantités de liquides et de gaz sont mesurées avec précision.

Ce type d’échantillonnage permet une analyse PVT (pression volume température)
des fluides. Lors de I'utilisation de boue a huile, les échantillons de DST présentent, par
rapport a ceux des RFT, MDT ou leur équivalent RCI (reservoir characterization ins-
trument), une contamination moindre et donnent une meilleure évaluation de la teneur
en asphalteénes et en résines.

D’une maniere plus générale, ce type d’échantillonnage est indispensable pour une
image représentative des accumulations de gaz a condensats ou de gaz contenant du H,S.

La base de données de puits

Une fois ces diverses manifestations d’hydrocarbures recueillies, elles peuvent étre
répertoriées de diverses manieres. La premiere étape est 1’établissement d’une base de
données de puits, contenant les principales données concernant les fluides associés aux
autres données pertinentes (caractéristiques du réservoir, pressions, températures... ).
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Dans tous les cas, les accumulations doivent étre clairement identifiées comme
monophasiques (gaz ou huile) ou diphasiques (gaz et huile) et monocouches (un seul
réservoir) ou multicouches (plusieurs réservoirs superposés).

Ces informations peuvent €tre utilement:

e associées a une charte stratigraphique a 1’échelle du bassin ou du sous-bassin. Elles
permettent ainsi de préciser les éléments réservoir, couverture et roche-mere des
systemes pétroliers déja identifiés ;

e associées a une ou plusieurs coupes géopétroliéres réelles ou synthétiques. Ce report
permet de visualiser la répartition verticale des hydrocarbures, 1’extension latérale
des couvertures et, si les cuisines ont déja été identifiées, les distances apparentes de
migration latérale ;

e ct cartographiées globalement a I’échelle du bassin ou par niveau réservoir.

Cette cartographie des indices et des accumulations peut étre utilement complétée
par I'indication de I’origine de I’huile si celle-ci est connue, de la maturité des fluides,
de la densité API, du GOR, des volumes ou des «net-pays » (hauteurs utiles, c’est-a-dire
réellement réservoir en termes de porosité et de perméabilité) concernés, ou de toute
autre information pertinente pour le bassin considéré (pour point, ou point de rosée,
c’est-a-dire la température et la pression de condensation du gaz, régime de pression...).

En particulier, il est recommandé d’indiquer les corrélations huiles / roches-meéres
établies, ou de faire des cartes d’origine lorsque le nombre de données le permet.

Cette cartographie doit €tre complétée par celle des indices de surface, s’il y a lieu.
Ces représentations cartographiques sont souvent difficilement compatibles avec les
syntheses régionales intégrant des centaines de puits.

I1 est alors nécessaire de subdiviser le bassin en secteurs structuralement homogenes.

o Visualisation des chemins de migration

La seconde étape consiste a visualiser les chemins de migration sur des coupes géo-
logiques représentatives intégrant les informations stratigraphiques, lithologiques et
pétrophysiques disponibles a partir des puits et illustrant les principaux niveaux de
roches-meres et leur maturité, ainsi que les principaux réservoirs ou drains et leur
extension latérale, les couvertures régionales et leur continuité sans oublier les éléments
structuraux essentiels et la position des hydrocarbures reconnus.

Cette localisation des chemins de migration latérale et verticale permet de vérifier la
cohérence entre le modele géologique et la répartition des hydrocarbures connus.
L’extension de ce modele a des zones frontieres moins contraintes peut se faire par
simulation numeérique. Les chemins de migration mis en évidence doivent alors faire
I’objet d’études de sensibilité sur les continuités lithologiques et les caractéristiques
pétrophysiques (perméabilité horizontale vs perméabilité verticale par exemple) mises
dans le modele.
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€) Aires de drainage au maximum d’enfouissement

Ce type de simulateur permet cependant de tester différentes hypotheses et d’en
valider ou d’en exclure certaines en fonction de la plus ou moins bonne cohérence avec
les autres informations disponibles (indices de surface, DHI, BSR...).

Les vitesses de migration peuvent aussi étre estimées a partir de ces simulations.
Dans certains cas particuliers ou la migration n’est possible qu’a la faveur de drains
aux caractéristiques trées médiocres, les hydrocarbures migrants peuvent étre retardés
pendant des périodes plus ou moins longues (quelques dizaines de millions d’années
parfois) dans ces réservoirs intermédiaires diffus (holding tank) avant d’atteindre le
réservoir terminal.

Ce retard a la migration peut favoriser le piégeage en cas de structuration tardive ou
entrainer le craquage de 1’huile en gaz en cours de migration.

€) Aires de drainage au maximum d’enfouissement

9.1 Dans le cas normal

Lorsque les chemins de migration latérale ont pu étre identifiés, la cartographie précise
du systéme d’alimentation et donc des aires de drainage associées devient possible
pour chacun des pieges 1dentifiés. Il est alors nécessaire de travailler en trois dimensions.

Dans un premier temps, les aires de drainage sont déterminées lors de 1’enfouisse-
ment maximum, c’est-a-dire lorsque la cuisine est a son maximum d’extension et de
maturité. Le plus souvent, en absence d’inversion, cette configuration du bassin corres-
pond a I’ Actuel.

Plusieurs documents sont utiles : avant tout, une carte structurale du toit du réser-
voir, qui est aussi la plupart du temps le drain principal. Ceci n’est pleinement valide
que si la roche-mere et le réservoir sont superposés ou tres proches 1’'un de ’autre.
Lorsque la migration est a la fois verticale et latérale et que plusieurs drains superposés
sont utilisés, une approche composite de I’aire de drainage est indispensable.

Ce cas nécessite une approche intégrée et 1’€tablissement, pour chaque prospect, de
plusieurs documents :

e une carte d’isopaques régionale pour évaluer la couverture régionale inférieure et
pour identifier ses faiblesses: présence de failles, trous dans le tapis salifere... Cette
carte peut étre utilement complétée par des cartes d’écorché direct, représentant la
formation située directement au-dessous de la fenétre salifere (worm’s eye), et indi-
rect, illustrant la formation située directement en dessus de la fenétre salifére (bird’s
eye). Ces écorchés sont nécessaires pour identifier les fenétres effectives ou des séries
perméables permettent la migration verticale ;

e une carte structurale régionale a la base de cette couverture initiale pour identifier
les zones de convergence qui optimiseront la migration verticale ;
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e une carte structurale du toit du réservoir anticipé, qui permettra de s’assurer que
les débouchés des drains verticaux sont bien situés dans 1’aire de drainage propre au
prospect étudié.

Ces documents sont pleinement valables pour I’évaluation de pieges entierement
formés des le début de la migration.

Lorsque la structuration est contemporaine de la migration, une approche correcte
de la nature des hydrocarbures (type, GOR) atteignant le piége passe par un historique
de I'aire de drainage. Une autre série de documents devient alors indispensable pour
reconstruire les aires de drainage dans le temps: il s’agit de cartes en isopaques repré-
sentatives des morts terrains.

Ces cartes en isopaques doivent étre dérivées des cartes structurales en profondeurs
établies sur des horizons fiables répartis sur I’ensemble de I’intervalle stratigraphique
séparant la couverture régionale du toit des sédiments.

9.2 En cas d’'inversion structurale

En présence d’inversion importante et lorsque 1’élément roche-mére et I’élément réser-

voir du systéme sont situés de part et d’autre d’une discordance majeure, non seulement

I’historique de la migration peut étre séverement affecté avec un possible gel (partiel

ou total) des cuisines, mais les chemins de migration latérale sont susceptibles d’étre

entierement modifiés.

Ainsi les zones de convergences peuvent étre completement différentes de part et
d’autre de la discordance, du fait méme de structuration différente.

L’outil principal pour la résolution de ce probléme est la sismique (reconstruction
structurale) apres calibration sur les puits et interprétation lithologique et pétrophysique
des logs (identification des drains).

Les documents utiles sont les suivants:
¢ des coupes géologiques a I’Actuel identifiant les chemins de migration latérale de

part et d’autre de la discordance ;

e une carte d’écorché (subcrop) au-dessous (direct) et au-dessus (inverse) de la sur-
face de discordance qui sera nécessaire a la compréhension des interconnexions entre
les drains inférieurs et la série sédimentaire supérieure ;

e une carte de faciés pour chacun des niveaux de la série supérieure venant se biseauter
sur la surface de discordance et susceptibles d’étre des drains.

m Estimation et calcul du chargement
en hydrocarbures d'un prospect

Nous verrons au chapitre 10 comment calculer des ressources prospectives. Ici, au stade
de 1’évaluation pétroliere, il convient de comparer les quantités expulsées migrées et
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Estimation et calcul du chargement en hydrocarbures d'un prospect

drainées jusqu’a I’objet unitaire pour vérifier si celui-ci est chargé en hydrocarbures,
ce qui aidera a en évaluer les risques inhérents au systeme générateur et a la migration.

A Pintérieur des blocs sélectionnés, une nouvelle grille de criteres doit Etre établie et
utilisée pour sélectionner les objets a évaluer: prospects ou leads.

Un prospect est une accumulation potentielle d’hydrocarbures correspondant a une
thématique donnée et dont la définition apparait suffisamment précise pour justifier
éventuellement un forage.

Un lead est un objet d’exploration dont la définition est encore insuffisante et
nécessite des travaux complémentaires (sismiques ou autres) avant de lui attribuer éven-
tuellement le statut de prospect.

Le probleme du type d’hydrocarbures susceptibles d’alimenter le prospect et de
constituer un gisement nécessite la prise en compte d’un grand nombre de para-
metres : surface de I’aire de drainage, maturité, type de matiére organique, température,
pression, capacité de couverture...

L’évaluation des risques (roche-mere, réservoir, couverture) repose en grande partie
sur les résultats de la premiere phase d’étude a I’échelle régionale décrite précédemment
mais intégre aussi des critéres de proximité (migration, géométrie) propres au prospect.

10.1 L'approche standard d‘évaluation

Cette approche est directement applicable en absence d’inversion structurale importante

et lorsque I’on est en présence :

e de roches-meres a fort potentiel initial (SPI, source potential index, ou IPRM, index
de productivité roche-meére, > 10 Mt/km?);

e d’objets de petites tailles ou de tailles moyennes ;

e d’une continuité de migration assurée par des macrodrains de bonne qualité;

e d’une aire contenant des roches-meres matures de grande taille par rapport a la taille
de la structure (volume généré > 10 fois le volume maximum du prospect);

e d’une migration de courte ou moyenne distance ;

e d’une nature de fluide régionalement connue.

Dans ce cas, les pertes en cours de migration sont faibles par rapport aux quantités
générées et le facteur alimentation n’est pas tres sensible.

La définition du piege est alors 1’élément critique (cf. § 4 du chapitre 6).

10.2 L'approche spécifique du chargement en hydrocarbures

Cette approche est nécessaire quand les roches-meres potentielles sont médiocres, la
taille du prospect importante, la maturité limite, la migration longue distance ou que
le bassin a subi une inversion importante. Le facteur alimentation devient un élément
critique pour I’évaluation volumétrique du prospect.

Plus particulierement en cas de roches-meres a faible potentiel, les pertes en hydro-
carbures le long des voies de migration peuvent suffire a épuiser 1’alimentation du
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piege. De plus, lorsque les domaines de maturité sont vastes, le type d’hydrocarbures
devient un parametre sensible.

L’évaluation volumétrique comme I’estimation de la nature des hydrocarbures néces-
sitent alors une approche beaucoup plus systématique de la chaine géopétroliere.

La méthodologie décrite peut étre appliquée manuellement, semi-manuellement ou
dans le cadre de modélisations numériques.

Dans I’approche multi-1D, toutes les opérations successives sont implicites. Elle
nécessite un jeu de cartes structurales plus complet.

Les résultats de volumétrie y sont beaucoup plus précis.

Cependant, une bonne prédiction de la nature des hydrocarbures nécessite un module
PVT disponible en modélisation tridimensionnelle.

Méthodologie du calcul du chargement

204

d’un prospect ou d'un bassin

La procédure rigoureuse préconisée pour évaluer et calculer le chargement en
hydrocarbures comprend les quatorze étapes suivantes:

1. Détermination du drain latéral ou vertical susceptible d'alimenter le prospect a
partir de sa cuisine individuelle.

Dans les cas les plus simples, le drain correspond en pratique au réservoir recherché.
Cependant, les chemins de migration sont souvent beaucoup plus complexes et
font intervenir plusieurs drains latéraux successifs connectés verticalement. Dans ce
cas, il est absolument nécessaire d'avoir un schéma d‘alimentation propre a I'objet
recherché.

2. Définition de |'aire de drainage potentielle du prospect

Cette définition préalable est nécessaire pour délimiter la zone ou sont localisées les
roches-méres matures. Suivant la complexité du schéma d’alimentation, plusieurs
niveaux de références (toit de la roche-mére, toit de la couverture ultime, toit d'une
couverture régionale intermédiaire...) sont a prendre en compte et les aires de drai-
nage doivent étre déterminées pour chacun de ces horizons.

3. Définition de I'historique d'enfouissement

Cette étape de compréhension de I'historique d'enfouissement dans 'aire de
drainage potentielle permet de définir avec précision la zone d'enfouissement
maximum.

4. Détermination de I'age de la migration

Cet age est estimé a |'aide de la modélisation numérique dans la zone d’enfouisse-
ment maximum. Il sera nécessaire pour reconstruire les aires de drainage effectives
lors du chargement du prospect.

5. Définition cartographique de |'aire de drainage effective

Lorsque la migration est tardive par rapport a la structuration, la configuration a
I’Actuel de la cuisine effective peut étre utilisée avec confiance.

En revanche, dés que le fonctionnement de la cuisine se fait sur une période de
temps assez longue et que la structuration est synchrone avec la migration, cette
reconstruction devient trés utile.

N N N NN R NN NN NN NN NN
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Elle est méme indispensable en cas d'inversion: |'aire de drainage actuelle peut
alors étre complétement différente de celle au moment de la migration.

Cette reconstruction est également fondamentale dans le cas d'une couverture
régionale efficace mais discontinue (couverture évaporitique par exemple), séparant
structuralement les réservoirs du systéme générateur.

La migration est alors composite et complexe. Elle est contrélée par la superpo-
sition nécessaire de |'aire de drainage au niveau du réservoir et de trous dans la
barriere salifére débouchant dans cette aire. Il faut aussi vérifier I'existence de zones
de convergence dans les séries sous-jacentes au sel focalisant le flux des hydrocar-
bures vers les exutoires verticaux précédents.

L'aire de drainage effective est alors tres différente de |'aire de drainage potentielle
et nécessite une bonne cartographie a la base de la couverture intermédiaire et
parfois en dessous.

6. Détermination du potentiel initial de la roche-mére dans |'aire de drainage
effective

Ce potentiel est mesuré par I'lPRM (index de productivité roche-mére).

Souvent, en absence de données analytiques de proximité, le potentiel initial de la
roche-mere est considéré comme constant a I'échelle d'un prospect.

Cependant, dans le cas d'une aire de drainage importante et de variations rapides
des environnements de dépot, une carte de potentiel initial s'impose.

Une subdivision en polygones d'isopotentiel moyen initial est nécessaire pour I'éva-
luation volumétrique des hydrocarbures générés.

7. Détermination de la maturité dans |'aire de drainage effective

Quels que soient les indicateurs de maturité (PRV, T,..,, IAT —index d'altération ther-
mique —...) et les méthodes (analytique ou modélisation) utilisées initialement, la
maturité ne sera utilement exprimée qu'en taux de transformation (TT).

La maturité au maximum d’enfouissement sera souvent suffisante lorsque la migra-
tion aura débuté apres la formation compléte du piege. Des stades intermédiaires
sont nécessaires en cas de structuration tardive, dont un impérativement en début
de structuration.

Une subdivision en polygones d'isomaturité moyenne ou d'iso-TT moyen est néces-
saire pour |'évaluation volumétrique des hydrocarbures générés.

8. Définition du taux de transformation minimum d‘expulsion (TTME)

Ce parameétre crucial obtenu plus ou moins empiriquement par analogie, par cali-
bration analytique ou par dérivé de modélisation (par l'intermédiaire de la SATEX)
est indispensable pour éliminer les zones de maturité limite. |l permet aussi d'es-
timer les quantités d'hydrocarbures retenues dans la roche-meére et les quantités
expulsées d'apres la formule TTU (taux de transformation utile) = TT — TTME appli-
quée au potentiel initial de la roche-mere.

9. Définition de la cuisine effective

10. Superposition des polygones

La superposition des polygones potentiel initial (ou roche-mére) avec les poly-
gones TTU (ou maturité) permet de subdiviser |'aire de drainage effective en zones
d’égal potentiel en hydrocarbures expulsés.
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Dans les cas de synchronisme migration/structuration, une seconde carte recons-
truite au début de la structuration est indispensable afin d'estimer les hydrocarbures
dispersés avant la création du piege.

11. Calcul des quantités d'hydrocarbures générés et calcul des quantités d’hy-
drocarbures expulsés

Quelques formules utiles:
Quantités HC générées =IPRM (ou SPI) x TT x S

* Quantités HC générées, en millions de tonnes

* |PRM (index de productivité roche-meére) ou SPI (source potential index), en Mt/km?
¢ TT, taux de transformation

¢ S, surface de roche-mére mature, en km?

h, xS2; x p SPl_hux(S1+52)xp

IPRM = =
1000 1000

* h,, hauteur utile roche-mére en métres (avec un seuil minimal sur le COT — carbone
organique total — ou le S2)

* S1, extrait du pic ST du Rock-Eval hydrocarbures libres, et S2;, extrait du pic S2 du
Rock-Eval, hydrocarbures générables ou potentiel pétroligéne initial, en kg HC / t
de roche

* p, masse volumique de la roche en t/m3 (2,5 pour les argiles, 1,5-2,0 pour les
charbons)

Puits
d’'exploration

1 métre

h, = hauteur utile
de la roche-meére
(en m)

h, - moyenne (S1+S2) - p
1000
« Index de Productivité Roche-Mére » ou IPRM = %

« Source Potential Index » ou SPI =

Figure 7.4 — SPI et IPRM.

SP| et IPRM sont identiques pour une roche-mére immature, I'lPRM est nécessaire
pour une RM mature.

L'utilisation des masses d'hydrocarbures permet de:
* s'affranchir de la nature des hydrocarbures générés (huile ou gaz);
* s'affranchir des variations de conditions P et T de fond / conditions de surface;
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* faire une transformation finale en millions de barils équivalent pétrole, Mbep (pour
une tonne d'huile a 35° APl et de densité 0,85 = 7,4 barils).

Pour chacun des polygones unitaires résultant, la quantité en hydrocarbures

expulsés est exprimée par la formule:

QHC=IPRM xTTU

En cas de synchronisme migration/structuration, le bilan réel correspond aux quan-
tités expulsées a I"état final moins les quantités expulsées a |"état initial en début de
structuration.

De méme, chacun des polygones peut se voir attribuer un type d'hydrocarbures
dominant (gaz, huile...) lié aux parameétres cinétiques de la roche-mere initiale et de
son stade de maturité. Le bilan qui peut en étre tiré permet d'estimer la nature des
fluides disponibles pour le prospect aux conditions PVT prés.

Cette premiére étape, bien que faisable manuellement, est tres efficacement traitée
par les outils actuels de modélisation multi-1D.

12. Estimation des quantités d’hydrocarbures retenus en cours de migration
Une estimation peut étre faite a partir de la surface de I'aire de drainage effective,
des caractéristiques pétrophysiques des drains et de leur continuité latérale.

Les simulateurs numériques de migration de type 2D et 3D permettent une approche
plus physique.

Dans tous les cas, cette estimation des volumes perdus reste tres délicate sauf
a aborder une approche de type rendements, qui sera abordée plus bas avec la
notion détaillée de PSY, ou petroleum system yield.

Cependant, lorsque |'ordre de grandeur des hydrocarbures retenus en cours de
migration est le méme que celui des hydrocarbures générés, on peut considérer
que le risque alimentation devient critique (killing parameter) et que le prospect
n'est pas viable.

13. Estimation des quantités disponibles pour le prospect

Le bilan des hydrocarbures expulsés moins les hydrocarbures retenus permet d'es-
timer les quantités d'hydrocarbures susceptibles d'étre piégés.

Ces quantités doivent étre cependant compatibles avec la taille réelle du prospect
et la capacité de sa couverture.

Lorsque la taille de la structure d’accueil est trés importante (plateforme carbonatée
isolée par exemple), la comparaison entre le volume disponible et le volume fermé
du piege permet d'identifier un risque de sous-alimentation et d'estimer un taux de
remplissage du prospect.

Les quantités disponibles et la nature du fluide anticipé doivent étre impérative-
ment confrontées a la capacité de couverture du piége, qui peut limiter fortement
I'expression réelle de ce volume d'hydrocarbures.

14. Détermination des incertitudes sur les volumes migrés

La détermination des incertitudes sur le chargement est importante.

En plus de donner une fourchette sur les résultats globaux, elle permet d'identifier
le poids des différents parametres et d'identifier les plus influents pour mieux les
contraindre.
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Evolution des capacités génératives
en fonction de I'dge des systemes générateurs

En ce qui concerne 1’évolution des capacités génératives au cours des temps géolo-
giques, la figure 7.5 confirme qu’il y a de grandes fluctuations et pics, notamment
en rapport avec les surfaces d’inondation maximales, périodes de haut niveau marin
mondiales, en fonction aussi des extinctions d’especes notamment lors de fortes concen-
trations en CQO, parfois associés a des épisodes volcaniques...

En ce qui concerne les épisodes transgressifs, on retient de facto le Silurien, le
Faménien pour le Paléozoique, le Kimméridgien (cf. § 4 du chapitre 9), le Cénomano-
Turonien (cf. § 1 du chapitre 9) ainsi que I’ Yprésien (cf. § 1 et 2 du chapitre 9) pour les
exemples monographiques.

30
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Figure 7.5 — Evolution des capacités génératives au cours des temps géologiques
(Phanérozoique) (SPI en Mt/km?). Document Total.

£P) Rendements globaux des systémes pétroliers

12.1 Définition du rendement d’un systéme pétrolier (PSY)

Le rendement d’un systéme pétrolier dans un bassin donné est évalué en faisant le rap-
port entre les quantités d”hydrocarbures qui y sont accumulées (HCA) et les quantités
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d’hydrocarbures qui y sont générées (HCG). Le rapport de ces quantités accumulées sur
quantités générées est appelé le petroleum system vield (PSY):

psy = HCA
HCG

Les quantités accumulées correspondent aux hydrocarbures en place. Il est évident
que plus le bassin est mature, plus ce PSY est fiable puisqu’il approche les réserves
ultimes, d’ou I'idée d’étalonner ce rendement sur une série importante de bassins
matures bien connus et d’en faire ainsi une sorte de bibliothéque de bassins pétroliers.

EUR

« Estimate Ultimate Recovery »

EUR=HCG - PSY - CR

|
|
|
—>

! Hydrocarbures perdus
Roche-mére active

Matrice

HCA = Hydrocarbures accumulés

Dispersion dans le
réservoir

Matiere org. SPI
Q
©

A HCA
HCR PSY = ——
AR Hydrocarbures HCG
non conventionnels
SPI = « Source Potential Index » : capacité générative UR? = —
HCG = Hydrocarbures générés (calculés a partir du SPI) HCG

HCE = Hydrocarbures expulsés
HCR = Hydrocarbures restant dans la RM
PSY « Petroleum System Yield »
CR = Coefficient de récupération
UR? = Ressources non conventionnelles qui ne sont pas calculées
actuellement par la méthode du PSY faute d’historique de production suffisant
(elles peuvent étre approchées en prenant des hypothéses de rétention intra-RM de 20 a 50 %)

Figure 7.6 — Schéma théorique quantitatif de I'évolution des hydrocarbures.
Document Total.

12.2 Principe de la dotation du yet to find

Cette «bibliothéque de bassins pétroliers» étant construite, on peut ensuite, pour tout
bassin pétrolier mondial, calculer le produit HCG x PSY x CR et lui conférer une
quantité de dotation (endowment en anglais) vet to find («reste encore a trouver »).
Pour rappel, HCG sont les quantités générées par les roches-meres, PSY le petro-
leum system yield de 1’analogue choisi par convention, et CR le coefficient moyen de
récupération des hydrocarbures.
En général, les rendements sont trés faibles, inférieurs a 1 %.
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Les bassins aux systémes pétroliers les plus compacts, c¢’est-a-dire ceux qui pos-
sedent une grande proximité entre roches-meres et réservoirs, sont les plus efficaces.
Dans ces cas rares, le PSY peut atteindre les 20 %.

EUR=HCG . PSY:RF
PSY fonction du type de bassin

20 %

Systémes dits compacts
Imbriqués, superposeés, faible
distance de migration des
hydrocarbures

& Graben - Rifts
5 /0 Faible distance de migration latérale des hydrocarbures

L’échelle de PSY

Chaines plissées / bassins gravitaires sur sel
(Systémes pétroliers postsalifere-postsalifere)
Bassins intra-cratoniques / bassins saliféres
(Systémes pétroliers antésalifere-antésalifére)

1% Provinces pétroliéres deltaiques

2%

0.5 % Provinces pétroliéres avec de longues distances de migration
i des hydrocarbures (> 100 km)

0.1 G/(J Bassins avec des roches-méres anciennes ou des
’ problémes de calendrier de migration des hydrocarbures

Figure 7.7 - Echelle de rendements des systémes pétroliers
par typologie de bassin. Document Total.

On peut aussi entrevoir ces rendements en relativisant le produit pétrolier par rapport
a sa source solaire.

On part en effet d’une transformation d’énergie solaire en biomasses dont le rende-
ment est de 1’ordre de 1 %.

Une petite fraction de ces biomasses a nouveau de I’ordre de 1% va étre préservée
sous forme de kérogeéne, et ensuite 1 % sera transformé en hydrocarbures.

On s’apercoit donc par ce simple petit calcul que seulement quelques pourcents,
soit quelques millionieémes de I’énergie solaire initiale, seront conservés sous forme de
gisements d’hydrocarbures dont seulement une partie (en moyenne 35 %) sera récupérée
par 1’exploitation humaine.

Les rendements pétroliers sont donc infimes par rapport a la dotation en énergie
solaire initiale.

Les rendements les plus élevés sont ceux des systémes tres compacts comme indiqué
plus haut.

Il semble aussi que les PSY soient élevés dans les ceintures asphaltiques (avant-pays
sud-américains), ou les pertes sont minimisées par ce moteur qu’est I'intrusion d’eau
météorique qui fonctionne comme une sorte d’hypercouverture latérale ralentissant
voire bloquant les dysmigrations.
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Il n’y a pas de relation linéaire entre SPI (richesse des systemes générateurs) et PSY
(rendements des systémes générateurs) car il y a beaucoup d’autres facteurs qui entrent

en compte notamment I’efficacité des migrations.

Les valeurs de PSY varient effectivement en fonction des distances de migration, des

ages des systemes pétroliers, du contexte géodynamique, etc.

100 000
PSY : Petroleum System Yield
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Figure 7.8 — Rendements mondiaux. Panorama 2010 in First Break, J.-J. Biteau et al.
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Figure 7.10 - Rendements des systémes pétroliers en fonction de leurs ages.
Document Total.

En schématisant et pour conclure, on pourra observer de facon lapidaire : le plus ancien
et le plus étendu = le moins efficace, le plus compact et le plus récent = le plus efficace.
Cette remarque, pour triviale qu’elle apparaisse, est validée par des statistiques portant
sur pres de 200 bassins pétroliers mondiaux.
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Techniques

et méthodes
de prospection
pétroliere

|ntr0ducti0n ........................................

Les fondements de |'étude des systémes pétroliers ayant été présentés dans les chapitres

précédents, nous allons faire le point dans ce chapitre sur toutes les techniques, méthodes

et activités d’exploration, telles qu’elles se pratiquent a I'heure actuelle en allant au-dela

de I'historique du chapitre 1.

Ensuite nous résumerons en quelques régles de base |'élaboration d’une stratégie d'ex-

ploration, une fois intégrées avec le plus de rigueur possible toutes les données et les

connaissances régionales.

............................................

HEEERIETS les techniques utilisées

actuellement lors des différentes étapes
de la chaine de prospection pétroliere
jusqu'a |'évaluation des gisements

et aux calculs technico-économiques.

€D Le forage pétrolier

€ Le forage pétrolier

B} Les diagraphies aprés forage
et en cours de forage

Les méthodes géophysiques

) L'évaluation des indices pétroliers
de surface

B Les méthodes d'interprétation
géopétroliére et leur intégration

) Les méthodes de I'ingénierie réservoir

Eléments de stratégie d'exploration

1.1 Principe opérationnel: techniques et outils de forage

De nos jours, la technique pétroliere se résume essentiellement a la méthode rotary
pour les sondages dits lourds ou profonds, qui sont les seuls traités dans ce chapitre
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ou nous ne détaillons pas la technique obsoléte du cible pour les forages pétroliers
conventionnels (cf. chapitre 1).

La technologie rotary consiste a forer de facon destructive en actionnant la rotation
d’un train ou suite de tiges vissées (filetages) les unes aux autres. Si la longueur unitaire
de ces tiges est traditionnellement de 9,15 m (30 pieds), en revanche leur diamétre est
variable, de 30 pouces a 4%2 pouces.

Ce train de tiges, appelé aussi garniture de forage, est mis en rotation par des
moteurs thermiques ou électriques (notamment pour les appareils en grands fonds de
récente génération) dont 1’énergie est fabriquée par des moteurs diesel, une grande part
étant réalisée de maniere automatique.

Les tiges sont fixées a un crochet de levage et a un moufle, c’est-a-dire un dispo-
sitif mécanique qui permet le levage d’une charge par plusieurs brins de cable afin de
démultiplier I’effort de traction.

La rotation est assurée par ce qui est appelé la table de rotation (rotary table), qui
transmet le mouvement des moteurs a une tige carrée ou hexagonale.

Le forage lui-méme est réalisé par un outil de forage dont il existe différents dia-
metres et différents types, notamment:

e des couronnes, qui sont des tiges, améliorées ou non, munies de dents ou de picots
renforcés ;

e des trépans au diamant (constitués de diamant synthétique polycristallin incrusté
dans le métal), qui font appel a des outils de formes tres variées, dont les formes de
type tricOne (trépan) et trilame ;

e des tricones, outils montés par trois cdnes rotatifs ou molettes (libres) munis de picots
pour les terrains durs (longs picots pour les terrains trés compétents tels les quartzites,
et picots courts pour les terrains moins compétents tels des séries schisteuses), et de
dents pour les terrains également durs (compétents), comme les calcaires, a argileux,
comme les marnes, les dents étant plus longues lorsque le terrain est plus argileux. On
trouve également des tricOnes a pastilles faites de matériaux ultrarésistants (diamant
et carbure de tungsténe par exemple) ;

e des trilames, outils montés par trois «lames» en chevron pour les terrains les plus
argileux et en gradin ou escalier pour les terrains plus durs (marnes et calcaires);

¢ des marteaux de fond de trou, qui sont des outils a percussion destinés aux sous-
sols durs et cassants.

L’ouvrage pétrolier ou puits (well en anglais, et wildcat pour un puits d’exploration)
est constitué d’un certain nombre de tubages (casings) ou cuvelages, de diameétres
décroissants, qui sont emboftés et cimentés pour assurer I’isolation compléte tout au
long de I’ouvrage.
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Le forage pétrolier

Figure 8.1 - Techniciens foreurs en action sur le plancher de 'appareil de forage.
Document Total.

Figure 8.2 - Exemple de trépan pour forage pétrolier. Cliché Alexandre Lethiers.

Ces diametres vont d’une quarantaine de pouces (environ un metre) a 6%2 voire
412 pouces (environ 11 cm). Les core drills (ouvrages hydrogéologiques ou miniers)
peuvent étre de moindre diamétre.

Les tubages servent a 1soler certains niveaux par rapport aux objectifs pétroliers prin-
cipaux et surtout a assurer la sécurité du puits par rapport aux régimes de pression de pore
(cf. chapitre 3) des couches perméables rencontrées au fur et a mesure de sa réalisation.
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Le premier de ces cuvelages est appelé le tube guide.
Des tubages suspendus a la base de ceux qui les précedent en diametre plus large

sont appelés des liners.

L’efficacité de la cimentation des cuvelages est trés importante quand, en parti-

culier, il s’agit de préserver et d’isoler de I’ouvrage pétrolier les nappes phréatiques
servant a I’alimentation humaine des sites concernés.

En regle générale, cette préservation est une priorité absolue des compagnies et des

Etats hotes.

Les accidents d’exploration, d'exploitation
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.

et la sécurité

On ne soulignera jamais assez la problématique cruciale de la sécurité du forage et
de I'ajustement correct de la densité de la boue utilisée.

L'histoire pétroliere est malheureusement jalonnée d'éruptions non controlées
et meurtrieres (Dos Bocas au Mexique en 1908, citée au chapitre 1, Moreni en
Roumanie de 1929 a 1931...) qui se sont produites de facon brutale quand I'ano-
malie de pression n'avait pas été prévue correctement et quand la densité du fluide
de forage avait été mal ajustée pour faire suffisamment contre-pression.

Les plus récentes, également mortelles, ont eu lieu au Mexique en mer (baie du
bassin de Campeche) en 1979, sur le site de forage d’Ixtoc-1, avec |"éruption d'un
forage de PEMEX (gaz a condensat) d'une durée de 295 jours (plus de 3 millions de
barils de pétrole répandus).

Plus récemment, en 2010, la compagnie BP a fait face au désastre de la plateforme
Deepwater Horizon alors que se terminait son puits de découverte sur le prospect
de Macondo en «offshore » de Louisiane, causant le déces de 11 employés et une
marée noire d'une ampleur extréme dans le golfe du Mexique.

Plus grave encore par ses conséquences environnementales est la catastrophe
survenue a terre sur l'ile de Java en Indonésie, le 28 mai 2006, avec I"éruption au
cours d'un forage d'exploration de prés de 50000 m3 par jour de boue aqueuse
polluante (minéraux lourds) sur une surface, maintenant endiguée, de 25 km?. Ce
désastre a été baptisé Lusi, du nom du lieu-dit Lumpur Sidoarjo.

Le bilan au bout de dix années est 15000 personnes déplacées et un flot toujours
actif encore en 2016 et pour sans doute encore une bonne quarantaine d'années:
des modeélisations ont montré que cette éruption pourrait durer 50 ans.

Les scientifiques interrogés se sont accordés en 2008 pour retenir I'hypothése d'une
trés mauvaise architecture de forage.

La raison est en effet un trop important découvert en trou ouvert (non tubé) par
rapport a la profondeur de la base du dernier tubage. L'encaissant de ce dernier a
été rompu prés de sa base, appelée sabot, en déclenchant une fracturation hydrau-
lique (cf. chapitre 3) massive et instantanée et un effondrement d’'un diamétre de
plus de 100 metres autour du sondage par conséquent impossible a maitriser.
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A terre, les derricks de forage sont installés sur des plateformes gravillonnées et
cimentées (figure 8.3). Les bacs a fluides de forage ainsi que les installations de sur-
veillance du sondage sont installés a proximité.

moufle fixe -\

tour de forage —_
= derrick

systeme rotary

moufle mobile

tige carrée
crochet de levage .
table de rotation

Ty

/ téte d’injection

flexible d'injection de boue ——=

A treuil de forage

massif de fondation g metaer pompe a boue

e bac a boue

/““-‘ couche imperméable
= couverture
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tubage de surface
couche poreuse tubage intermédiaire
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6'/,a4 ", pouces
au niveau de l'outil

tige de forage

masse-tige

trépan

Figure 8.3 — Appareil de forage installé a terre et ses installations annexes.

En mer, bien évidemment, toutes les installations sont regroupées sur I’appareil
de forage, qui est autonome et doit stocker ses déchets et déblais sur une surface par
définition limitée.

Ces appareils sont de plusieurs types selon la profondeur d’eau: des barges flottantes
en zone cotiere (figure 8.5) ; des plateformes autoélévatrices, ou jack up en anglais, avec
des pieds rétractables (figure 8.6); des plateformes semi-submersibles en profondeur
d’eau moyenne (figure 8.7), des bateaux a positionnement dynamique ou des appareils
semi-submersibles en grands fonds attachés avec des cables.
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Figure 8.4 — Exemple d‘installation de forage a terre dans la cordillére des Andes,
en Bolivie. Document Total.
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Figure 8.5 - Exemple de swamp barge en zone trés peu profonde
ou dite de transition (il faut parfois percer un chenal pour acheminer I'appareil

é). Document Total.
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Figure 8.6 — Exemple de jack up (plateforme auto-élévatrice). Document Total.

Ici la plateforme est positionnée

sur un forage existant.
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Figure 8.7 — Exemple de plateforme semi-submersible. Document Total.
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£ Figure 8.8 - Différentes configurations d'appareils de forage et d'installations
de production pétroliére.

1.2 Les fluides de forage

Ces fluides sont employés afin de servir, au cours du forage, de moyen de contre-pres-
sion, de lubrifiant, de liquide de refroidissement et pour I’évacuation des déblais vers
la surface.
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Ces déblais, appelés cuttings en anglais, sont récupérés au moyen de tamis vibrants.
Ils sont ensuite observés, décrits et analysés en direct.

Les fluides de forage peuvent étre de différents types.

Le plus fréquent est la bentonite, une argile colloidale utilisée du fait de sa capacité
a laisser la place rapidement et facilement aux bétons coulés lors des poses de tubages.

Pour éviter de polluer les nappes, sources et cours d’eau en forage terrestre et parti-
culierement en cas de topographies fortes, on peut utiliser de 1’air comprimé ou méme
de I’eau ou encore des produits moussants qui se composent d’un mélange d’agents
tensio-actifs et d’additifs spécifiques.

Les gels de polymeres sont utilisés pour la fabrication des boues ou comme additifs.

Le formiate de césium saturé dans I’eau est assez dense (d = 2,3) pour que certains
sédiments flottent.

La barytine (BaSO,), minéral lourd, peut étre ajoutée en €émulsion pour augmenter
la densité des fluides.

Ces fluides sont injectés a I’aide de pompes dans I’ouvrage (via la téte d’injection,
comme le montre la figure 8.3).

Dans le cas de forages marins, une sorte de tube (ou riser) qui est placé au fond de
la mer assure la liaison entre I’appareil de forage et la téte de puits; il permet ainsi le
passage du train de tiges.

Ces tétes de puits sont équipées de systemes de sécurité anti-€ruption qui permettent,
en cas d’éruption, de fermer le puits en sectionnant le train de tiges. Ce systeme est
appelé BOP (blow out preventer).

La densité de boue est de facto la meilleure des sécurités pour le forage mais aussi la
pire des choses en ce qui concerne la détection des indices pétroliers : trop forte ou trop
faible, elle fait 1’objet d’apres discussions entre foreurs (partisans de I’augmenter) et les
géologues pétroliers (proposant de la contrdler pour voir les manifestations pétrolieres,
aussi minimes soient-elles), avant, pendant et apres la réalisation de 1’ouvrage.

1.3 La problématique de la déviation

La normalité pour un forage est d’étre vertical. Pour cela une série de tiges appelées
masses-tiges, a effet pendulaire ou non, est censée assurer que le forage ne dévie pas
de sa trajectoire verticale.

Il arrive cependant pour différentes raisons, en particulier en cas de pendages impor-
tants des strates traversées, que le forage se mette a dévier (de fagon orthogonale aux
couches), ce que 1’on constate avec des mesures permanentes de la déviation en angle
(inclinaison) et en direction (azimut).

Dans ce cas, des garnitures de forage plus rigides sont utilisées pour appliquer des
mesures correctives et stabiliser la trajectoire du sondage.

Dans d’autres cas, la déviation sera voulue et planifiée, par exemple pour des puits de
développement en drains horizontaux (trés fréquents en problématiques d”hydrocarbures
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de roches-meéres pour minimiser I’emprise au sol des puits multi-drains). Ou bien parce
qu’il faut éviter en cours de forage des obstacles constitués de niveaux surpressurisés,
de failles ou de zones fragilisées qui pourraient entrainer des pertes de fluide. De telles
pertes sont traitées avec des produits colmatants mais dommageables car pouvant étre
la cause du coincement éventuellement fatal de la garniture de forage.

Ces cas de déviation faible ou trés forte appartiennent au domaine de ce qui est
nommé le forage dirigé ou forage directionnel.

Dévie Vertical Horizontal

) S

Y

roche-mére /

Figure 8.9 - Types de forages, verticaux, déviés, horizontaux.

Il existe d’autres techniques que la méthode rotary, utilisées de facon plus marginale
en domaine pétrolier. Ce sont les méthodes:

e du casing drilling, qui consiste a utiliser des tubages qui couvrent les parois du puits
et servent de tiges de forage. Les avantages sont en général multiples: gain de durée,
forage dans des milieux avec un potentiel de pertes totales de fluide qui sont ainsi
évitées

¢ du tubage enroulé (coiled tubing), qui permet de dérouler un tube continu (futur tube
externe de I’ouvrage) avec I’avancement du forage en profondeur. Ce tube continu est
enroulé sur un cylindre et est injecté ou tiré par une structure en arc de cercle (arche)
plongeant dans le puits et sur laquelle sont montées des chaines a trés gros maillons
permettant d’appliquer une pression, controlée par des cylindres hydrauliques, sur
le tube.
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Figure 8.10 - Exemple de forage dévié horizontal et fracturations hydrauliques.

1.4 La problématique de |"échantillonnage
et des études associées

S’agissant du forage, la technique habituelle est de récupérer d’une part les effluents
gazeux par une ligne de prélevement sur la boue en surface avant les tamis vibrants mais
aussi les déblais sur les tamis pour en faire I’analyse directe en termes d’indices pétro-
liers, de lithologies, de forme (pour savoir si la boue de forage est adaptée en termes de
pression de pore et de géomécanique), de stratigraphie...

En cas de besoin pour des études ultérieures, des carottes mécaniques sont décidées
et prises sur des longueurs multiples de 9 metres, soit dans des réservoirs, soit dans des
argiles pour les hydrocarbures de roches-meres.

Une panoplie de mesures post-forage peut ensuite étre appliquée a ces échantillons:
stratigraphie, sédimentologie, mesures de porosité, de perméabilité, de pression capil-
laire, d’inclusions fluides, de géochimie minérale et organique...
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Pour donner un ordre de grandeur du coiit des forages pétroliers, en 2016:

e A terre, un forage a 3000 m de profondeur finale cofite de I’ordre de 10 millions de
dollars ;

¢ en domaine marin profond pour une profondeur finale de 5000 m, le cofit peut dépas-
ser les 100 millions de dollars voire dans certains cas flamber jusqu’a 400 millions
de dollars.

m Les records de profondeur

224

: Le record de profondeur finale (en 2016) d'un forage industriel est atteint dans le
. bassin pétrolier du golfe du Mexique avec 35000 pieds, soit 10700 métres, c’est-a-
dire I'équivalent de |'altitude a laquelle vole un avion de ligne long-courrier...
Pourquoi atteindre des profondeurs si importantes dans le golfe du Mexique ?

. La présence d'épais écrans évaporitiques d'age jurassique moyen (formation
. Louann) fait qu'a ces profondeurs dans le delta du Mississipi, en raison de la conduc-
: tivité thermique trés forte du sel, on peut encore rencontrer 3 basse température
. (100-120 °C) des réservoirs peu diagénétisés, poro-perméables et capables de
. produire des hydrocarbures dans de bonnes conditions économiques.

: Ence qui concerne la profondeur d’eau, les records actuels se situent vers 3500 m
pour les forages pétroliers (un puits a été foré en 2016 en Uruguay par plus de
3400 m d'eau).

€) Les diagraphies aprés forage
et en cours de forage

Les acquisitions diagraphiques réalisées apres forage sont appelées différées, tandis que
celles produites en cours de forage sont dites instantanées.

On a vu au chapitre 1 que la contribution des freres Schlumberger avant la Seconde
Guerre mondiale aux techniques de mesures électriques (sondes au cible!) de résistivité
avait permis d’accéder a I’évaluation du fluide présent in situ, eau salée, eau douce ou
hydrocarbures plus résistifs. Initialement, le terme de carottage électrique avait été
employé car ces diagraphies €taient des compléments du carottage mécanique.

De méme, des sources radioactives peuvent étre utilisées pour déterminer le degré
d’argilosité des couches grice a la technique gamma-ray. Cette technique et les outils
attachés indiquent le contenu en potassium, thorium et uranium. D’autres méthodes
également basées sur des sources radioactives permettent d’évaluer la densité et la
porosité (ou espace intergranulaire) (outil neutron et densité) et des effets de saturation
en hydrocarbures notamment pour le gaz (effet gaz).

Les différentes réponses de ces outils permettent de différencier les lithologies des
couches traversées (figure 8.11), notamment les constituants : dolomie, calcaire, argile,
matiere organique (MO), eau, quartz, argile, charbon, etc.

1. Premier outil opérationnel en 1927 a Pechelbronn.
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Figure 8.11 — Réponses diagraphiques types des constituants des roches.

La profondeur est donnée par rapport a la table de rotation et par rapport au niveau de
la mer. Quand le puits est dévié, on corrige griace a I’angle de déviation : la profondeur
est dite verticalisée par rapport au niveau de la mer (en anglais, true vertical depth).

Des mesures acoustiques peuvent étre aussi déployées. Elles consistent a évaluer le
temps de trajet (transit time) entre un émetteur et un récepteur placés sur I’outil diagra-
phique (mesures des ondes P, S ou les deux).

L’application de patins sur les parois du trou permet aussi, par des mesures compa-
ratives de résistivité ou de radioactivité, de mesurer les pendages des strates traversées
(pendagemeétrie).

Les outils peuvent étre aussi doublés par de I'imagerie de paroi (outil FMI, fullbore
formation micro-imager). Des évaluations de la résonnance magnétique nucléaire per-
mettent d’accéder aux perméabilités (connexion ou non des pores), ensuite recalées sur
des carottes si celles-ci existent.

La plupart de ces outils sont de nos jours aussi disponibles en cours de forage: il
s’agit des outils de LWD (logging while drilling) ainsi que ceux de MWD (mud logging
while drilling), qui concernent les parametres de la boue ainsi que les indices gazeux
ou méme des parameétres plus sophistiqués de composition des hydrocarbures quand
ceux-ci sont rencontrés en cours de forage.

La combinaison des différentes diagraphies (interprétation multi-diagraphique)
permet aussi d’évaluer trés finement la composition minéralogique des roches et de
procéder a des corrélations ainsi qu’a des évaluations quantitatives.
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Figure 8.12 - Exemple d'interprétation de I'outil gamma-ray avec saturation,
porosité et fluide.
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Certains outils acoustiques (CBL ou cement bond log, CCL ou casing collar log) per-
mettent aux foreurs de juger de |’efficacité des cimentations et de I’intégrité du vissage
des cuvelages de 1’ouvrage foré.

Des outils sismiques de puits (1D = une dimension) sont également utilisés pour
enregistrer les vitesses de propagation des ondes acoustiques dans le sous-sol et pouvoir
recaler les puits sur la sismique.

Les simples enregistrements a partir d’une source acoustique (canon a air) sont appe-
1és check shots et fournissent des correspondances ou couples temps/profondeur.

La méthode la plus poussée est celle du profil sismique vertical (PSV) prédictif
autour du puits et sous le puits, la source peut étre déportée (méthode du PSV ou profil
sismique vertical walk away) en utilisant en mer un bateau et a terre une source éloignée
du puits.
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Ces opérations peuvent étre réalisées en cours de forage et permettent d’ajuster les
prédictions de profondeur des couches sédimentaires et du socle attendues.

Des carottes latérales mécaniques peuvent étre prélevées, une fois le calage diagra-
phique opéré, au moyen d’un cible avec des charges explosives: il s’agit de carottes
latérales a balles (CLABS ou sidewall cores), qui sont destructives.

On leur préfere aujourd’hui des carottes rotatives (rotary sidewall cores), qui pré-
sentent I’avantage de conserver 'intégrité de 1’échantillon et d’autoriser des mesures
ultérieures de porosité, de perméabilité et de pression capillaires tout a fait valides.

Des mesures de pression de pore (cf. chapitre 3) peuvent étre réalisées avec des
outils diagraphiques spécialisés tels que le MDT (modular formation dynamic tester')
qui peuvent ou non étre couplés avec des chambres d’échantillonnage des fluides de
formation.

Autrefois, avant cet outil MDT, on utilisait un autre appareillage appelé le RFT
(repeat formation tester?), qui était toutefois beaucoup moins précis.

Des outils plus performants utilisant des «packers» ou des patins plus sophistiqués
permettent de faire des mini-tests de production (mini-DST — drill stem test — avec dual
packer tools).

Des outils peuvent aussi étre déployés en cours de forage (FPWD ou formation pres-
sure while drilling), incorporés au train de tige pendant le forage, et ainsi permettre
des prises de pression et des échantillonnages ponctuels tant pour 1’exploration des
nouveaux réservoirs que pour évaluer les pressions de pore quand celles-ci sont tres
incertaines au regard de 1’architecture du forage avec des problématiques d’hygiéne, de
sécurité et d’environnement (HSE).

Systématiquement, les températures de fond du puits (BHT, bottom hole tempera-
ture) sont mesurées et doivent faire I’objet de corrections liées a I’effet refroidissant de
la boue de forage.

Ces corrections sont basées sur le temps d’arrét de 1a circulation de la boue de forage.

Des tests de production, ou DST (drill stem test), peuvent étre entrepris apres arrét
du forage en trou ouvert ou apres pose d’un tubage et perforations de celui-ci avec des
charges explosives ciblées.

Des compagnies de services pétroliers mettent en ceuvre ces techniques pour le
compte des compagnies d’exploration et de production pétroliere. Ce sont par exemple
Schlumberger, Baker Hughes, Halliburton.. ., le milieu ayant eu tendance depuis 50 ans
a se concentrer fortement par des fusions successives favorisant I’éclosion de véritables
géants industriels et réduisant de facto la concurrence.

Les ingénieurs réservoir ainsi que les géologues d’opération utilisent toutes ces
données pour la conduite du puits au quotidien et pour tirer ensuite tout le parti des
données ainsi acquises.

1. De marque Schlumberger.

2. De marque Schlumberger.
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Trés en amont de la chaine d’interprétation géopétroliere qui sera décrite plus bas, la
géologie de subsurface ou d’opération consiste a préparer et a réaliser la surveillance
géologique des sondages et la supervision des acquisitions de données géologiques et
pétrolieres (diagraphies différées et instantanées, description des déblais et des carottes,
des indices pétroliers en cours de forage, mesures de pression en collaboration avec les
ingénieurs réservoir...).

Ce travail, a la source des données, est réalisé en collaboration avec les ingénieurs de
forage, avant, pendant et apres la réalisation du puits. De méme qu’il est amené a faire
des prévisions lithologiques, le géologue d’opération doit aussi prévoir les risques de
surpression (cf. chapitre 4) en utilisant des analogues, connus dans des contextes géolo-
giques et pétroliers similaires. Ce sont les données que lui fournit le géologue de bassin
ou les données de compaction issues des vitesses sismiques. Ceci contribue a assurer la
sécurité du forage en réduisant les risques d’éruption.
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Figure 8.13 - Les techniques de la géologie d'opération. Document Total.

Les méthodes géophysiques

La géophysique, dite interne par opposition a I’étude de 1I’atmosphére planétaire
(externe), met en ceuvre des méthodes physiques pour étudier 1’écorce terrestre.
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Sans doute plus encore que celles de la géologie, les techniques géophysiques ne
peuvent se passer de I’acquisition de données brutes puis interprétées, qu’elles soient
électriques, magnétométriques, gravimétriques, magnétotelluriques ou sismiques.
Elles font en permanence appel a d’importants progres technologiques et a des innova-
tions reposant sur I’effort de recherche entrepris par les compagnies pétrolieres et les
contracteurs (compagnies de services) du marché comme c’est aussi d’ailleurs le cas
des diagraphies décrites plus haut.

Les techniques de la géophysique pétroliere s appliquent a une séquence logique
composée des étapes suivantes: 1’acquisition des données brutes, leur traitement et
enfin leur interprétation géologique et pétroliére (qui se termine par une cartogra-
phie, des coupes en profondeur des objets et bien entendu des implantations de forage
d’exploration, qui sont la concrétisation des travaux de I’explorateur et de I’ingénieur
réservoir pétrolier).

3.1 La gravimétrie et le magnétisme

La gravimétrie (mesure de I’anomalie du champ gravimétrique, anomalie de Bouguer
ou sa dérivée) et le magnétisme (mesure du champ électromagnétique) sont des
méthodes appelées potentielles qui permettent d’accéder a une géométrie assez impré-
cise du bati des bassins sédimentaires (les socles pétroliers ou économiques). Autrefois
incontournables, elles ne concernent plus actuellement que seulement 5 % des acquisi-
tions géophysiques pétrolieres.

Ces méthodes sont toutefois encore appliquées (aéroportées ou satellitaires) dans des
bassins vierges aussi appelés frontier, c’est-a-dire pour lesquels aucune composante du
systeme pétrolier n’est connue (cf. chapitre 7) ou bien quand on veut accéder a certaines
géométries structurales complexes que la sismique seule ne résout pas.

Dans les années récentes, des méthodes de microgravimétrie (gradiométrie) aéro-
portée se sont développées en complément des techniques sismiques et permettent de
viser une résolution accrue des substratums pétroliers.

Les mesures de résistivité induite telles que I’électromagnétisme a source controlée
(CSEM, controlled source electromagnetism) avec des capteurs installés au fond de la
mer visent une détection directe des hydrocarbures (anomalies résistives).

Ces deux méthodes restent malgré tout marginales en termes de marchés.

3.2 La sismique réflexion

La sismique réflexion reste de loin la méthode de référence et d’investigation essen-
tielle aussi bien en domaine terrestre que marin. Son principe assez simple, tel qu’il a
été mis au point par les fréres Schlumberger (cf. chapitre 1) consiste a émettre dans le
sol des ondes acoustiques, au spectre de fréquence parfaitement connu, et a réceptionner
les signaux réfléchis ou réfractés (ces derniers n’étant pas utilisés dans cette méthode)
par les couches géologiques grace a des capteurs positionnés sur le sol (géophones), ou
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Iégerement immergés dans le cas de la sismique marine (hydrophones) ou bien encore
reposant sur les fonds marins (figure 8.14). La sismique réfraction, peu utilisée de nos
jours, utilise les ondes réfractées.

L’acquisition est pratiquée par des contracteurs spécialisés (CGG — Compagnie géné-
rale de géophysique —, PGS, WesternGeco (Schlumberger), Spectrum, Polarcus...),
sous la supervision des géophysiciens d’acquisition, pour le compte des compagnies
pétrolieres clientes.

Camion vibreur

Geophone

/‘———‘—\

Figure 8.14 - Principe de la méthode de sismique réflexion, a terre.
Document Total.

L’acquisition sismique terrestre est faite avec des sources composées de vibrateurs
montés sur des camions, ou de charges de dynamite placées dans des petits forages
réalisés au marteau pneumatique (upholes) quand les camions ne peuvent franchir
les obstacles, par exemple en domaines de chaines plissées, sur les banquises ou en
domaines terrestres arctiques.

Parfois, dans de telles conditions topographiques, ces acquisitions sont réalisées
nécessairement de facon héliportée, le matériel ne pouvant étre acheminé par des routes
ou des chemins.

Parfois, dans de telles conditions topographiques, ces acquisitions nécessitent une
logistique de transport des matériels de facon héliportée, ceux-ci ne pouvant étre ache-
minés par des routes ou des chemins.

En mer, on utilise des sources sismiques constituées de canons a air comprimé appe-
1és airguns.

Une source sismique répandue au début des années 1980 et maintenant désucte
consistait a fabriquer de la vapeur a bord du bateau (vaporchock) et de la relicher sous
pression dans I’eau. Cette technologie peu optimale n’a pas survécu au développement
des canons a air.
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Les méthodes géophysiques

Figure 8.15 - Exemple de campagne sismique en piémont montagneux
(document Total), et d'acquisition lors de la campagne sismique de Safen,
au Kurdistan irakien, en 2014. Cliché J.-J. Biteau.

Figure 8.16 - Exemple d'une acquisition sismique marine
avec un bateau multi-streamers. Document Total.

Les données sismiques brutes peuvent ensuite étre traitées par les contracteurs (pas
nécessairement les mémes que ceux qui ont fait les acquisitions) et parfois par les com-
pagnies pétrolieres elles-mémes, grice aux géophysiciens du traitement sismique.

Les deux premieres étapes du traitement sismique consistent a:

e sommer les traces sismiques individuelles;
¢ réaliser un certain nombre de filtrages ou d’atténuations des bruits parasites puis la
mise en position des traces sismiques plus ou moins correcte en X, Y, T.

© Dunod — Toute reproduction non autorisée est un délit.
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Ces deux étapes permettent d’obtenir des données sismiques exprimées en temps de
trajet, représentant le transit aller-retour (appelé temps-double ou two way time) entre
la source émettrice et le récepteur de surface.

La derniere étape, celle de la migration des traces sismiques, consiste a convertir
temps et profondeur de 1’échelle verticale pour passer d’une image initiale mesurée
par les différents capteurs sismiques au cours du temps a une «vraie » image du sous-
sol. La migration est expliquée en détail dans I’ouvrage de Georges Henry cité dans la
bibliographie.

Les derniers développements de la sismique visent a fournir une imagerie en profon-
deur, notamment en réalisant la migration des traces avant leur sommation.

L’augmentation des puissances de calcul informatique a permis dans les derniéres
décennies de réduire considérablement la durée des phases de traitement et a donc rendu
plus économiques ces dernieres méthodes.

Cependant I’ensemble de ces transformations de temps en profondeurs nécessite une
connaissance fine et bien siir a priori des vitesses au sein des couches géologiques. Or
ces dernieres varient a la fois verticalement et latéralement du fait méme du contexte
géologique. Si en théorie les vitesses suivent I’évolution de la compaction des terrains,
particulierement problématique est I’existence d’inversions de vitesses soit par la pré-
sence de vitesses lentes (argiles sous des séries gréseuses, et/ou sous-compaction), soit
au contraire par la présence de vitesses tres rapides, liées a la présence de séries rapides
(calcaires, gres et parfois surcompactées du fait d’inversions structurales ou d’effet de
nappes — chevauchements — en chaines de montagne).

La sismique permet, en premier lieu, de définir en détail la géométrie du sous-sol
et d’y déceler la présence possible d’objets pétroliers. Ceux-ci sont ensuite qualifiés,
selon leur degré de compréhension, de lead (objet mal défini), de prospect d’explora-
tion («candidat au forage ») et, en cas de succes, de gisement, apres qu’ont été effectués
I’inventaire des themes pétroliers et leur cartographie en profondeur (cf. chapitre 10).

Les cartes en profondeur d’une base de couverture ou d’un intervalle a I’intérieur
d’un réservoir sont issues de I’interprétation des données sismiques enregistrées en
temps de trajet des ondes acoustiques et de leur conversion en profondeur en se servant
de modeles des vitesses sismiques.

Bien évidemment, les données géologiques des forages avoisinants sont recalées
sur la sismique, en particulier les interfaces stratigraphiques et la position des couples
réservoirs/couvertures, qui définissent les objectifs pétroliers.

Il faut aussi intégrer les pendages et les recaler sur la sismique, I’outil de pendage-
métrie (dipmeter) est fondamental et son résultat doit poser question et demander une
critique exhaustive des données quand il differe de ’allure des couches restituées en
profondeur a partir de la sismique.
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Figure 8.17 - La séquence d'acquisition/traitement en sismique. Document Total.

3.3 Lasismique 3D

Au milieu des années 1970 et plus massivement dans les années 1980, une nouvelle
révolution technologique s’est accomplie avec ’avénement de la sismique en trois
dimensions (ou 3D).

Celle-ci a conduit, par un échantillonnage resserré des traces sismiques, aussi bien
a terre qu’en mer, a affiner la vision structurale de détail en particulier pour des zones
situées dans des contextes tectoniques complexes ou bien avec des écrans tres réflec-
teurs comme les évaporites, contextes dans lesquels les données sont souvent de qualité
médiocre.

Dans de tels milieux, la construction d’images sismiques en temps ne permet pas une
bonne focalisation et conduit a d’importantes erreurs de positionnement des données,
donc de cartographies de gisements, de prospects et d’implantations futures des forages.

Les techniques d’imagerie en profondeur 3D (PSDM, pre-stack depth migration
ou migration en profondeur avant addition des traces), qui peuvent étre basées sur la
modélisation et I’inversion de 1’équation des ondes, permettent d’obtenir désormais
des images en profondeur de bonne qualité dans des domaines ou la géologie est trés
complexe et méme sous des écrans saliferes.
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Dans les domaines de grands fonds marins, bien souvent, I’excellente qualité des
données sismiques, en grande partie liée a 1’absence d’écrans de surface perturbant
I’imagerie, permet de définir avec beaucoup de précision I’architecture interne des
réServoirs.

Corrélativement, cette forte amélioration de la résolution sismique (il est possible
de visualiser des corps sédimentaires élémentaires de 1’ordre de 10 metres d’épaisseur)
aboutit dans la pratique a une réduction des risques sur la caractérisation lithologique
des réservoirs et permet ainsi de mieux prédire les productivités (volumes qui seront
produits), condition premiere de la rentabilité financiére des grands projets en eau
profonde.

Tranche a temps constant

Figure 8.18 - Interprétation des données sismiques et visualisation
en trois dimensions: exemple de chenal turbiditique,
vu en plan et en bloc-diagramme. Document Total.

La présence d’un réservoir, apparemment couvert par des couches potentiellement
imperméables et formant un piege, n’est nullement la garantie absolue du succes
pétrolier.

Sous certaines conditions toutefois, la présence d’hydrocarbures dans un piege pétro-
lier peut se traduire sur la sismique par des anomalies d’amplitude sismique.

Depuis la fin des années 1990, la qualité de 1’observation de ces anomalies sur des
blocs sismiques tridimensionnels s’est considérablement améliorée et a entrainé une
augmentation considérable des taux de succes, notamment dans les domaines situés
par grande profondeur d’eau (deep offshore). Ces indicateurs directs de la présence
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d’hydrocarbures (DHI ou direct hydrocarbon indicators) correspondent a des renfor-
cements d’amplitudes sismiques. Des événements qui apparaissent horizontaux apres
restitution en profondeur (flat spots ou évenements plats) avec parfois des extinctions
brutales des amplitudes sismiques le long de courbes en isobathes peuvent matérialiser
ainsi la présence d’interfaces hydrocarbures/eau.

Ils matérialisent des contrastes d’impédance acoustique (qui est sensible a la vitesse
et a la densité des formations géologiques) ou un comportement pétro-élastique diffé-
rent!. Ils permettent de séparer des niveaux aquiféres d’autres imprégnés par différents
types d’hydrocarbures, dans des réservoirs de qualité pétrophysique variable.

C’est Shell notamment, dans le golfe du Mexique et dans le delta du Niger, qui a
constaté dans les années 1970 cette correspondance entre DHI et présence d’hydro-
carbures et ce sur de la sismique 2D et dans d’excellents réservoirs ou ces contrastes
étaient donc évidents.

En général, il est fortement conseillé de bien intégrer ces indicateurs dans leur
contexte pétrolier (systeme générateur et chemins de migration des hydrocarbures,
type de piege pétrolier, conformité avec une interface possible hydrocarbures — gaz
ou huile — et eau: le plan d’eau) et, pour leur interprétation, de bien se garder de toute
certitude quant a leur signification, ce qui est parfois le biais de certains interprétateurs.

300 msecTD

Figure 8.19 — Exemple d'indicateur direct de la présence d’hydrocarbures.
Document Total.

L'enveloppe plus sombre des réflexions sismiques correspond a I'accumulation des
hydrocarbures dans le piege pétrolier, dans ce cas une fermeture anticlinale scellée
latéralement par une faille.

1. Techniques AVO (amplitude versus offset), qui comparent 1’amplitude sismique avec |’offset, ou
techniques de déport des traces sismiques, plus récemment développées.
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La révolution technologique apportée par la sismique 3D dans les années 1980 s’est
accompagnée du besoin de stations informatiques d’interprétation performantes,
capables de gérer de lourds volumes de données et d’accéder a de puissants modules de
visualisation 3D, pour des applications qui vont de la syntheése géologique et pétroliere
d’un bassin a I’étude de détail d’un gisement en passant bien entendu par la chasse au
prospect, qui reste toujours ouverte. ..

Figure 8.20 - Interprétation sur station de travail: exemple de visualisation
d’une interprétation 3D («géovision»). Document Total.

Figure 8.271 - Exemple de visualisation 3D d’une interprétation
d’une couche complexe (sommet d'un réservoir) avec failles,
utilisant le logiciel Gocad®. Document Total.

La réalisation de la sismique permet aussi d’optimiser la trajectoire des forages en la
gérant en direct et en continu, par exemple pour des puits déviés, en suivant du mieux
possible les couches réservoirs (drains horizontaux —cf. § 1.3 — grace au LWD —voir les
diagraphies au § 2 — ainsi qu’en datations chronostratigraphiques — biosteering). Avec
le contrdle géologique de sonde et des mesures électriques ou stratigraphiques variées,
elle contribue ainsi a ce que I’on appelle le geosteering des puits, passionnant exercice
d’interprétation en direct.
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Epaisseur
100 m

1000 m

Figure 8.22 - Exemple de drain horizontal reporté sur une coupe sismique.
Document Total.

3.4 La sismique 4D

Depuis la fin des années 2000, 1a sismique 4D, ou sismique répétitive, s’est développée
afin de gérer la production des gisements par 1’étude de 1’évolution dans le temps des
réponses sismiques, liées aux substitutions de fluides qu’entraine la production des
réservoirs. Par exemple, on peut se rendre compte de I’apparition de gaz, sous I’effet de
la déplétion (diminution) des pressions (cf. chapitre 3) qui peut engendrer le passage en
phase vapeur, ou bien de la percée a 1’eau de certains réservoirs qui ont été soutirés de
leurs hydrocarbures en production.

Elle permet aussi d’optimiser la production pétroliere (implantation des puits de
développement complémentaire dits d’infill).

De plus en plus sophistiquée, la sismique s’oriente aussi vers des techniques
multi-composantes et multi-azimutales, qui consistent a réaliser une acquisition tri-
dimensionnelle avec plusieurs navires faisant leurs acquisitions sismiques dans des
directions différentes, d’ou les termes bi- ou multi-azimuts.

Celles-ci permettent de mieux imager et d’accéder a des domaines tectoniques com-
plexes pour lesquels des effets de géologie locale (couches trés pentées, redressées,
anticlinaux chevauchants..., écrans acoustiques dus a des couches de surface ou des
évaporites comme le sel') dégradent fortement I’imagerie sismique.

1. Les bassins du Bas-Congo, du delta du Niger et du Mississipi en sont des exemples emblématiques.
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@) L'évaluation des indices pétroliers de surface

Dans I'interprétation qui va conduire a s’intéresser et a étudier une zone donnée, la part
d’observation d’indices pétroliers de surface est importante (nous avons vu au cha-
pitre 1 que c’était une des regles de base des prospecteurs pétroliers des siecles derniers)
car elle va permettre d’établir une relation avec |’existence d’au moins un systéme
pétrolier, ce qui ne traduit pas forcément la présence d’accumulations d”hydrocarbures.

Il existe différentes techniques directes de reconnaissance de ces indices pétroliers
de surface. Evidemment, en premier lieu, pour I’exploration a terre, celles apparentées
a la cartographie géologique de surface comprennent des études d’affleurements, de
carrieres d’exploitation de granulats, de mines, etc.

Figure 8.23 - Bitumes observés dans la carriere de granulats dolomitiques
ordoviciens d'Usclas de Bosc (région de Lodéve, sud-est de la France).
Cliché J.-J. Biteau.

La roche-meére est permienne et située en discordance (phase hercynienne)
directement sur les carbonates ordoviciens.

4.1 L'évaluation directe par carottage

En mer, la cartographie des fonds marins et celle des indices pétroliers sont plus déli-
cates mais peuvent étre aidées par des relevés sonar ou bien par de la sismique 3D haute
résolution qui servent de support a 1’établissement de cartes géologiques des fonds
marins ainsi qu’a I’implantation de carottages de fond de mer.

Un carottier est descendu aux alentours de 3 a 4 metres dans les sédiments peu
consolidés par simple gravité (le poids du carottier lui-méme), une carotte est prélevée
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L'évaluation des indices pétroliers de surface

pour étudier si des hydrocarbures sont présents (indices gazeux et de fluorescences), et
des mesures complémentaires de flux thermique peuvent étre réalisées afin de caler les
modeles thermiques et pétroliers si besoin.

C’est dans les années 1980, sous I’'impulsion de Gulf et Chevron aux Etats-Unis
dans le golfe du Mexique, que se sont répandues de telles investigations constituées
d’échantillonnage d’eau de mer et de carottages implantés sous forme de maillages en
deux dimensions. Ces méthodes de type krigeage minier, c’est-a-dire une acquistion
réguliere visant une observation statistique des données obtenues, ont perdu de leur
importance au fil du temps en raison des échecs constatés.

Par la suite, la sismique 2D et surtout 3D est devenue le guide incontournable des
implantations effectuées de facon moins systématique mais orientée sur des points sin-
guliers des fonds marins, tels que failles, cicatrices, volcans de boue, pockmarks, etc.

L

® Gaz Huile O

Figure 8.24 - Exemple de cartographie du fond de la mer: azimut du pendage
fond de I'eau (sismique 3D) avec report des résultats de carottages de fond de mer
et des indices associés. Document Total.

On remarquera que les indices sont la plupart du temps et bien naturellement associés
a des points singuliers (failles, ddomes saliféres, volcans de boue...).
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Figure 8.25 - Exemple de volcan de boue et de paléovolcan de boue (sismique 3D,
échelle verticale: coupe en temps double, largeur de la coupe 5 km).

4.2 L'évaluation par les méthodes indirectes

a) Radar aérien ou radar satellitaire a terre

Ces méthodes cherchent a observer le stress sur les végétaux qui peuvent se situer a

I’aplomb des émanations d’hydrocarbures, elles sont également utilisées en géologie
structurale.

Il est probable qu’a I’avenir 'utilisation du spectre fréquentiel (infrarouge) devrait
permettre de reconnaitre directement les hydrocarbures (recherche et développement
en cours).

b) Radar satellitaire en mer

Il consiste a étudier la rugosité de la surface océanique pour y déceler la présence d’hy-
drocarbures soit naturels, soit issus de pollution, dont on peut surveiller en permanence
et de facon répétitive les évolutions.

Cette méthode est dénommée radar slicks. C’est cette répétitivité des mesures qui
concourt a la force et a la validité de ces indices pétroliers.

c) Observation thermique des BSR (bottom simulating reflector)

Les BSR sont représentés par des fronts d’hydrates de gaz qui se forment a des pro-
fondeurs faibles (300-800 m) et qui dépendent des flux thermiques (cf. chapitre 4) et des

températures de fond de I’eau (4 °C par exemple a 1300 m). On en déduit la présence
des flux thermiques.
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Ces fronts d’hydrates peuvent parfois piéger du gaz a faible profondeur (figure 8.26).
Certains industriels s’interrogent sur leur exploitation éventuelle (cf. chapitre 2).

w oot

Gaz libre piégé
sous le front
d'hydrates

BIOGENIQUE
ou
THERMOGENIQUE

Figure 8.26 - Exemple de BSR. Document Total.

Si la présence de ces hydrates signifie qu’il se forme du gaz dans le bassin considéré,
cela permettra rarement cependant de trancher sur sa nature thermogénique ou biogé-
nique (cf. chapitre 2) et donc sur sa filiation avec un systéme pétrolier thermogénique
identifiable a vaste échelle.

) Les méthodes d'interprétation géopétroliere
et leur intégration

Les techniques des géosciences interviennent dans tous les domaines de la prospection
pétroliere, pour accéder a la connaissance des systemes pétroliers, dont I’ aboutissement
final est la découverte d’un gisement.

5.1 De l'exploration a |'appréciation et au développement

Tout commence par le premier forage dit d’exploration, dont nous venons de décrire
les techniques usuelles.

En cas de succes, les phases suivantes sont d’abord celle de la délinéation (esti-
mation de la taille de la découverte, de son extension spatiale et donc de sa viabilité
économique) puis celle de I’appréciation du champ d’hydrocarbures (connaissance
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de parametres plus précis qui réduiront les incertitudes et conditionneront sa production
ultérieure : caractérisation des roches-réservoirs et des rapports entre les différentes
phases gaz, dont les teneurs en inertes, huile et eau et les productivités) par les forages
suivants (cf. aussi chapitre 10).

Si tous les voyants restent au vert, la décision est ensuite prise de valider (en anglais,
to sanction) le projet sur des criteres technico-économiques et donc de décider son
développement et son exploitation.

La «sanction» du projet de développement est la décision prise par la compagnie
d’investir dans le développement ; c’est donc bien le moment clé qui permet a la com-
pagnie de considérer des réserves (prouvées plus probables) et de les inscrire dans
ses «livres». Sans une économie positive et une décision d’investissement (FID, final
investment decision), 11 n’y a pas de réserves prouvées au sens des définitions de la SPE
(Society of Petroleum Engineers) et de la SEC (Securities and Exchange Commission)
(cf- chapitre 10).

Les spécialistes des géosciences travaillent a tous ces stades de 1’exploration-produc-
tion en étroite collaboration, avec des métiers, des compétences et expériences variés,
clé du succes aujourd’hui pour évaluer le domaine minier (voir et concevoir), générer
des prospects, explorer, délinéer, apprécier, développer, produire et abandonner en fin
de vie un gisement.

Ces métiers se classent en trois grandes disciplines formant ce que I’on dénomme les
3G (géologie, géophysique, gisement) aidés aussi par un métier récent qui se nomme la
géo-information et qui consiste a repérer, saisir, intégrer, classer, référencer (géoréfé-
rencer aussi, d’ou le mot géomatique) les données et les connaissances.

L’imbrication de ces métiers des géosciences est telle, dans les techniques et les
méthodes de I’exploration et de la production modernes, qu’il est bien difficile de les
énumérer et de les décrire indépendamment les uns des autres.

Comme cela a été expliqué dans 1'historique du chapitre 1, I’exploration pratiquée
jusqu’au milieu du XX¢ siecle était principalement fondée sur une corrélation de bon
sens entre des indices de surface et/ou des anticlinaux de surface et des gisements
sous-jacents.

Cette pratique s’est peu a peu nourrie d’avancées en géologie et en compréhension
pétroliere.

La révolution des géosciences pétrolieres est surtout venue des progres technolo-
giques de la géophysique (de la sismique en particulier) et des diagraphies.

Les concepts patiemment élaborés en géologie sédimentaire et structurale, en ther-
modynamique et en physico-chimie ont suivi et progressé, avec 1’aide de la recherche
technologique et d’un certain empirisme.

Aujourd’hui, la recherche et la gestion des gisements s’appuient sur une panoplie
plus variée de techniques pointues et tres imbriquées, en géologie, en géophysique, en
physique et en chimie.
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Celles-ci ne cessent d’évoluer et sont mises en ceuvre par des spécialistes et des géné-
ralistes dont la carriere est batie sur la pratique variée et enrichissante de ces disciplines.

Il ne faut surtout pas imaginer que la progression attendue des outils et techniques
high-tech en géologie, géophysique et ingénierie de réservoir, ainsi que I’inflation mar-
quée et continue du nombre des données analytiques, puissent faire oublier ou diluer
le raisonnement géologique et pétrolier et la compréhension fondamentale des bassins
sédimentaires.

Le géologue pétrolier se doit de demeurer pragmatique et aussi fondamentalement
naturaliste.

La facon d’évaluer les enjeux (volumes d’hydrocarbures), les risques et les incerti-
tudes reste une préoccupation majeure a tous les niveaux de la chaine géopétroliere :
systeme générateur, rétention et migration des hydrocarbures, calendrier au regard de
la formation des pieges, qualité et type de réservoirs, quantification des parametres
pétrophysiques, géométrie du piege, type de couverture et qualité de sa rétention des
hydrocarbures (cf. chapitres 4, 5 et 6).

Ce travail est par définition intégrateur, multidisciplinaire et mobilise des techniques
complémentaires en géologie de syntheése, en biostratigraphie, en sédimentologie, en
géologie structurale, en géochimie organique, en thermodynamique, en hydrogéologie,
en modélisation numérique, en géochimie minérale, toutes associées en permanence aux
applications fournies par la géophysique.

En exploration pétroliere, pour aller du général au particulier, les géologues généra-
listes ou géologues de synthése décrivent tout d’abord le cadre régional et les systemes
pétroliers. Les raisonnements mis en ceuvre sont faits d’itérations conceptuelles a dif-
férentes échelles.

Ces raisonnements et cette démarche de synthese font appel a des analogues de sys-
temes sédimentaires connus et sont contraints par la géodynamique interne et externe
des bassins.

L’évolution des bassins au cours des temps géologiques est traitée a I’aide de modeles
cinématiques de 1’évolution des plaques continentales.

Cette démarche d’interprétation, tout d’abord structurale, fondamentalement analy-
tique, repose a terre sur les données des affleurements géologiques et sur la télédétection
(reconnaissance a€rienne ou satellitaire), sur des campagnes sismiques ainsi que sur des
sondages pétroliers (core drills) de reconnaissance, s’ils existent.

En offshore, seuls la sismique, les forages et localement des carottages de surface a
but purement pétrolier (pour traquer les indices et déterminer les régimes thermiques)
ou scientifique sont utilisables par les spécialistes des géosciences.

Les formations géologiques traversées par les forages et celles des affleurements
doivent tout d’abord étre datées par des biostratigraphes, et leurs limites étre correcte-
ment replacées sur les données sismiques et sur celles des autres méthodes géophysiques
disponibles (gravimétrie et magnétisme).
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Les biostratigraphes utilisent une batterie de techniques variées telles que la micro-
paléontologie (étude des foraminiferes, coccolithes), la palynologie (étude des grains
de pollen et des microalgues), et méme des corrélations isotopiques, avec parfois une
tres haute résolution compte tenu des probléemes posés.

C’est a ce premier niveau d’ancrage régional que les géologues de synthése se
doivent de travailler, de concert avec les géophysiciens, pour reconstituer 1’histoire
et I’architecture du bassin sédimentaire étudié (sa structure et 1’age et la nature de ses
strates) puis pour en définir la typologie structurale et le style des pieges potentiellement
explorables (figure 8.27).
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Figure 8.27 — Définition du cadre régional d'un bassin sédimentaire:
construction d'une coupe géologique présentant les thémes pétroliers
et les types de pieges du bassin. Document Total.

Le cadre régional étant bien appréhendé, le géologue et le géophysicien se mettent
en quéte des gisements potentiels, que 1’on appelle des prospects.

5.2 Syntheése pétroliere et génération des prospects

La génération des prospects est I’acte second de I’action des géologues pétroliers apres
la prise de domaine minier. Pour ce faire, ils tentent de comprendre et de décrire le
contenu sédimentaire du bassin, qui comprend des lithologies plus ou moins poreuses,
des fluides, qu’il s’agisse d’eaux et éventuellement d’hydrocarbures...

Dans ce but, ils intégrent les résultats de techniques plus spécialisées pour décrire
toutes les composantes du systeme pétrolier: techniques d’acquisition des données
de forage, sédimentologie, géologie structurale, géologie de réservoir... Au final, ils
construisent des cartes synthétiques des themes d’exploration (couples réservoirs/cou-
vertures) et des systemes pétroliers qu’ils ont évalués.

L’acquisition et la collecte exhaustives des données géologiques et géophysiques
validées et pertinentes sont un préalable fondamental a 1’élaboration de ces synthéses
régionales. Les données géologiques et pétrolieres sont obtenues a partir des descrip-
tions d’affleurements, a partir des cartes géologiques et surtout a partir des résultats
factuels et interprétés fournis par les forages, quels qu’ils soient (pétroliers, hydrogéo-
logiques, géothermiques...).

Plate collision

(ARBITRARY SCALE)
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Les couples réservoirs/couvertures (appelés aussi thémes pétroliers ou, en anglais,
plays) sont étudiés en sédimentologie. Pour cela les géologues pétroliers mobilisent les
techniques de diagraphies (logs) des puits, la sismique et, bien entendu, les carottes de
forage décrites et éventuellement passées au scanner.

Il faut noter que play, au sens anglo-saxon, peut revétir d’autres significations (I’ex-
tension du réservoir, I’habitat pétrolier...), nous nous bornerons ici, comme indiqué au
chapitre 4, a considérer qu’il s’agit du strict couple réservoir/couverture.

Ces données, en particulier les mesures pétrophysiques (porosité, perméabilités...),
la saturation en hydrocarbures (rapport entre les teneurs respectives en hydrocarbure(s)
et en eau de gisement) sont ensuite intégrées, qualifiées et quantifiées par les généra-
listes pétroliers.

[ SYSTEME DE DEPOT | FACIES
CAROTTE IMAGERIE
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Figure 8.28 — Exemple d'interprétation sédimentologique. Document Total.

Au-dela de I’analyse régionale, les techniques de la géologie structurale s’appliquent
a la géométrie interne des objets pétroliers et a leur fracturation a plusieurs échelles,
celle du prospect ou du gisement, celle du puits et celle de la carotte.

Elles s’appuient bien évidemment sur les données obtenues sur les puits (étude des
pendages, ou pendagemétrie, étude des fractures et microfractures avec des logs d’ima-
gerie), les travaux de terrain et la télédétection.

L’approche moderne de la télédétection est basée sur des images satellites et radar,
qui permettent de générer des modeles numériques de terrain (MNT) et qui ont détroné
les anciennes vues photographiques aériennes et la stéréoscopie en vigueur dans les
années 1940-1980.
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Figure 8.29 — Modéle numérique de terrain issu d'une interprétation satellitaire:
vue en relief de la topographie et de la carte géologique. Document Total.

Des modélisations analogiques permettent de reproduire expérimentalement les
mécanismes structuraux, en utilisant des matériaux possédant des comportements
rhéologiques et géomécaniques variables mais se rapprochant de ceux des roches sédi-
mentaires dans la nature.

En association avec ces études géomorphologiques et morphostructurales, il y a aussi
la possibilité d’intégrer des évaluations de la «dénudation » des continents sous I’ effet
des érosions postérieures aux remontées structurales de ceux-ci. Ce sont les interpréta-
tions des sources sédimentaires.

Des calculs quantitatifs peuvent €tre entrepris pour tenter d’approcher les apports
sédimentaires par les fleuves et rivieres en comparant des taux de sédimentation des
bassins situés en aval, a des périodes données. Les géologues pétroliers se doivent alors
d’associer les géographes et leurs techniques dans cette démarche bien particuliére.

L’étude de la géologie des bassins-versants des grands fleuves et des sources
sédimentaires (provenance studies) peut étre couplée avec des méthodes d’études iso-
topiques! et d’inclusions fluides (AFTA, apatite fission track analyses par exemple)
dont sont assez friands les géologues anglo-saxons et qu’il ne faut surtout pas négliger
comme outils de détection dans cette démarche géodynamique.

Les inclusions fluides sont aussi des indicateurs de paléo-enfouissement tout comme
les indicateurs de maturité.

L’étude fine des parties situées en amont structural des marges est également pri-
mordiale : s’agit-11 de cratons ou non ? de chaines de montagne ? quel en est le taux de
dénudation ?...

Les granites, quartzites, gres ou gneiss présents a 1’affleurement seront en définitive
Jugés bien plus favorables que les micaschistes ou les carbonates par exemple, dont la

1. Sur des minéraux lourds tels des zircons (isotopes de I’oxygéne et du hafnium), des monazites, des
muscovites et des apatites.
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propension a fournir des sédiments plus hétérogeénes sera plus grande, également moins
vannés (triés) et immatures au sens géochimique (contenant des minéraux aptes a se
transformer et a se cimenter).

Ces sédiments peu ou pas quartzeux seront par nature le plus souvent aptes a subir
des phénomenes diagénétiques précoces dommageables ultérieurement pour les qualités
des réservoirs.

C’est l1a qu’interviennent de nouveau les synthéses géodynamiques de bassin ou de
marge continentale (active ou passive), en liaison avec la perception prédictive des
systemes qui formeront des réservoirs (ou systemes « reservoir prone ») en fonction de
leur source sédimentaire.

Le systeme générateur des hydrocarbures (la roche-meére) est étudié grice aux mul-
tiples techniques de géochimie organique utilisées en surface et en subsurface et grace
a des modélisations numériques (cf. chapitre 4). Ce travail est tout aussi important que
le reste des études et ne saurait étre négligé, surtout dans I’exploration actuelle.

Des études thermodynamiques (PVT : pression, volume, température) sont également
menées pour évaluer les propriétés des fluides pétroliers quand ceux-ci sont échantil-
lonnés lors de tests en surface ou au fond du puits (cf. chapitre 3).

L’hydrogéologie permet de décrire non seulement les mouvements des eaux mais
aussi, pour les pétroliers, ceux des hydrocarbures dans un bassin sédimentaire donné.

Les concepts géopétroliers sont trés souvent étayés sur des raisonnements par ana-
logie; c’est par exemple le vieux concept du trend, inventé par les Anglo-Saxons au
XIXe siecle et dans la premiére partie du XX°.

Ce type de raisonnement a permis d’enchainer les succes en suivant une direction
donnée en extrapolation et parfois méme en interpolation, par des régles dites du pouce
(la «creekology », 1a théorie anticlinale...), empiriques, ou par des diagnostics (par ana-
logie avec la médecine), qui se fondent sur I’accumulation de faisceaux de convergences.

S’y ajoutent aussi de nos jours, pour confirmer la pertinence de 1’analogie, des modé-
lisations du systéme pétrolier, qui permettent de simuler numériquement la genese,
la migration, la saturation des hydrocarbures dans les réservoirs en intégrant tous les
concepts précédents et en se calant en général sur des modeles physiques d’écoulements.

Ces modeles en une, deux ou trois dimensions, de plus en plus sophistiqués, néces-
sitent de puissantes ressources informatiques qui permettent en peu de temps de
travailler a I’échelle globale d’un bassin sédimentaire.

Ces modélisations contribuent aussi, par I’inventaire complet de données plus ou
moins fragmentaires (en fonction du moment de I’exploration des bassins — de frontier
a intensif), a dresser une sorte de check-list sédimentaire et pétroliére, en principe cohé-
rente, du bassin considéré (cf. chapitres 4 et 7).

La diagenése des réservoirs, leur composition et la nature de leur porosité et de leur
perméabilité résiduelles, sont abordées par des techniques de géochimie minérale :
diffraction X, isotopie, spectrographie de masse, microscopie électronique a balayage,
etc. Ces techniques sont essentielles pour caractériser lithologiquement le réservoir
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pétrolier, sa matrice, 1"histoire de sa compaction, de sa cimentation et de ses propriétés
physico-chimiques au cours du temps.

Les techniques de géologie de réservoir (ou de production) sont évidemment par
définition beaucoup plus ciblées mais tout aussi intégratrices.

Le géologue de réservoir construit les modeles géologiques en liaison avec les géo-
physiciens, les sédimentologues, les pétrophysiciens et les ingénieurs réservoir, afin
d’optimiser la représentation des hétérogénéités géologiques (la dualité entre drains et
barriéres) qui ont un impact sur les écoulements dynamiques des hydrocarbures et des
eaux de gisement. Il met a jour les modeles en intégrant les nouvelles données (résultats
de puits, historiques de production, sismique 4D ou 3D répétitive).

I1 congoit I’implantation des puits de développement et leur trajectoire en étroite col-
laboration avec les ingénieurs réservoir, les architectes des installations de production
et les exploitants.

) Les méthodes de I'ingénierie réservoir

6.1 Mise en production et gestion des réserves

Les métiers de la géologie pétrolieére, ceux des disciplines associées qui décrivent la
chaine du systeme pétrolier, et ceux de la géophysique, clés pour la traque des objets
pétroliers, sont également placés au service de 1’ingénierie réservoir. C’est elle qui
permet de piloter la production et de gérer les réserves d’hydrocarbures tout au long de
la vie du gisement.

Elle nécessite un travail d’équipe complexe et stimulant dont la multidisciplinarité
est la caractéristique essentielle.

L’étude des réservoirs est apparue dans les années 1930 avec le développement
des premieres diagraphies de forage issues des travaux des freres Schlumberger. Elle
concerne aussi bien la vision du gisement dans ses aspects statiques c’est-a-dire au
sens volumétrique, sans production, que dans ses aspects dynamiques pour lesquels
I’ingénieur réservoir s’applique a concevoir puis a gérer les écoulements, les relations
entre les hydrocarbures et I’eau de gisement, et I’évolution des pressions de fluide au
cours du temps.

De nos jours, I’'ingénierie réservoir s’ attache a prévoir et gérer les productions d’hy-
drocarbures, but ultime de cette longue chaine pétroliére, ainsi qu’a estimer les réserves
finales ou ultimes.

Ces réserves sont définies comme la somme des productions d’un gisement pendant
sa période d’exploitation.

Depuis une bonne décennie, la multiplication des champs complexes et la nécessité
d’optimiser les productions des champs matures ou brown fields, c’est-a-dire déja
tres fortement exploités, consacrent 1’activité d’ingénierie réservoir comme 'une des
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) Les méthodes de I'ingénierie réservoir

composantes stratégiques du suivi des gisements d’hydrocarbures. L’ingénierie réser-
voir joue également un rble déterminant dans I’acquisition de champs existants, déja
découverts et plus ou moins développés, que I’on appelle DRO (discovered ressources
opportunities).

Ces acquisitions peuvent étre envisageables pour les compagnies pétrolieres aupres
des Etats hotes ou d’autres compagnies, quand le prix du baril d’huile est élevé, modi-
fiant ainsi la donne économique et conférant un surcroit d’intérét a ces champs anciens.

En premier lieu, les ingénieurs réservoir! ont pour objectif de construire des solutions
de développement des gisements pour optimiser la production et la récupération des
hydrocarbures au long de la vie d’un champ.

Ils doivent aussi gérer le probleme des productions d’eau de gisement, dont les
volumes peuvent étre considérables au regard des productions d’hydrocarbures. Par
exemple, les comportements des réservoirs gréseux et carbonatés sont tres différents:
les carbonates sont mouillables a I’huile et produisent tres tot de I’eau, alors les gres le
sont plus a I’eau et produisent plus d’huile corrélativement.

Roches detritiques en Mer du Nord Carbonates du Moyen-Orient
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Figure 8.30 - Exemples de comportements différents de gisements:
en grés a gauche, et en carbonates a droite. Document Total.

En général, les gisements pour lesquels on récupeére plus de 50 % d’une accumulation
sont tres rares, il y a donc 1a une marge de progression (réinjection, injection, méthodes
chimiques...).

Au-dela du réle de spécialistes des ressources pétrolieres en liaison avec les géolo-
gues de production, les ingénieurs réservoir sont les acteurs centraux de la gestion des
niveaux de production au travers des opérations de monitoring des champs et de leur
compréhension dynamique.

1. Parfois appelés aussi ingénieurs gisement.
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Figure 8.31 - La compréhension dynamique d'un gisement. Document Total.

Les ingénieurs réservoir doivent intégrer a leurs études une évaluation des incertitudes
(cf. chapitre 10) et la décrire en termes de gestion des risques aupres des architectes
pétroliers, qui sont les concepteurs et les constructeurs des installations de production, et
dont la démarche est plus déterministe (c’est-a-dire non probabiliste).

Dans ce domaine, I’€chec qui consiste a se tromper dans I’ évaluation des productivités et
dans la nature des fluides produits n’est pas admissible compte tenu de I’ordre de grandeur
des investissements mis en jeu (parfois jusqu’a plusieurs dizaines de milliards de dollars. . .).

Les profils de production d’un réservoir (c’est-a-dire les quantités d’hydrocarbures
qui seront produites au cours de la vie du champ pendant les phases dites de croissance,
de plateau, de redéveloppement puis de déclin) sont établis a partir des modeles de réser-
voir, construits en utilisant toutes les données des puits déja forés: forage de découverte,
forages d’appréciation et de délinéation, forages de développement, qui seront destinés
a etre producteurs ou injecteurs d’eau ou de gaz.

Ces données correspondent respectivement a la géométrie et a la structure interne du
réservoir (les fractures, hétérogénéités connues directement par 1’observation ou induites
par les résultats des tests de production), aux fluides, aux lithofaciés et a leur organisation
(souvent appelée architecture par les Anglo-Saxons).

Les profils de production sont basés sur des scénarios de développement établis a
partir de cas analogues et de modélisations par les architectes pétroliers. Ils sont opti-
misé€s en commun avec les ingénieurs exploitants pour qu’ils soient équilibrés dans le
temps (c’est la notion de plateau de production) et pour définir le nombre de puits, étant
entendu que le «juge de paix » pour ce type de décision reste I’économie et la rentabilité
du projet pétrolier.
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L’ingénieur gisement adapte, a partir de son modele réservoir, I’'implantation des
puits de développement en liaison avec les équipes de forage et les exploitants.

Parmi ces forages de développement, I’ingénieur réservoir implante des injecteurs de
gaz et joue ainsi un role important dans la réduction des émissions du gaz carbonique
en réinjectant des gaz associés a 1’huile et qui faisaient jusqu’a présent 1’objet d’un
torchage.

De la méme maniere, il implante des forages qui permettent de recycler ’eau de
gisement, en général trés salée donc polluant potentiel ne pouvant étre rejeté ni dans les
fleuves, ni a terre, ni dans les océans.

Enfin I’ingénieur gisement fait appel a la plupart des techniques de la géologie tout
comme |’explorateur : la sédimentologie pour les réservoirs, la géologie structurale pour
la fracturation, et la géochimie. Cette derniére discipline, par I’analyse isotopique et les
biomarqueurs, permet de déceler des séparations (compartimentalisations) de réservoirs
et de définir verticalement ou latéralement des allocations de production (quantités
attribuées a la production de tel ou tel réservoir).

La mise au point d’'un modele gisement est ainsi un processus dynamique fait d’ité-
rations successives entre des métiers aujourd’hui décloisonnés, auxquelles s’ajoutent
I’évaluation des incertitudes résiduelles et le souci d’innover pour améliorer les
récupérations.

Maximiser le développement et prévoir les productions

La connaissance est concentrée dans le modeéle réservoir

Optimisation du développement

Visualisation 3D

NENETNNERR

Figure 8.32 - Les taches de |'ingénieur réservoir. Document Total.
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En ce qui concerne les champs matures, I’amélioration souhaitée de la récupération
des gisements passe par des procédés de récupération assistée qui injectent des gaz ou
de la vapeur, fluidifient les hydrocarbures et facilitent leur extraction.

Ces procédés EOR (enhanced oil recovery) de récupération assistée des pétroles,
pratiqués depuis plusieurs dizaines d’années, vont trés certainement connaitre dans le
futur un essor important avec la raréfaction et le renchérissement probable des res-
sources pétrolieres.

6.2 Les hydrocarbures non conventionnels

Pour ce qui est des hydrocarbures non conventionnels, depuis quelques années, c’est
en premier lieu dans I’exploitation des bitumes et des huiles extra-lourdes (de densité
égale ou supérieure a celle de I’eau) que I'ingénierie réservoir est venue relever de
nouveaux défis.

Ces pétroles visqueux, voire quasi figés, imposent des comportements spécifiques.

La production froide, avec le risque d’avoir des arrivées d’eau du fait des faibles
contrastes de densité entre huile et eau, les boucles de vapeur d’eau injectée, dont les
résultats peuvent étre parfois incertains, et surtout une recherche basée sur un nombre
tres €élevé de forages a faible profondeur et sur des techniques en partie géostatistiques,
deviennent le pain quotidien de I'ingénieur réservoir.

I1 doit ainsi intégrer les métiers de mineur et de carrier par cette évolution récente
de la recherche et de I’exploitation des roches bitumineuses (qui s’exploitent en car-
rieres). Il faut ensuite les raffiner, en utilisant comme diluant du gaz ou des pétroles,
dans des upgraders, sortes de raffineries qui produisent des pétroles conventionnels.

Les probléemes environnementaux, notamment la subsidence des terrains, 1’utilisation
massive et le traitement des eaux, sont aussi une préoccupation accrue pour ce type
d’exploitation.

Ces techniques quasi miniéres sont appelées a se développer trés fortement dans le
futur.

Les réservoirs compacts et les hydrocarbures de roches-meres ainsi que le gaz de
charbon, dont I’exploitation est principalement répandue en Amérique du Nord, font
aussi I’objet de techniques d’exploration ou I'impact des forages systématiques notam-
ment horizontaux est prépondérant.

Eléments de stratégie d'exploration

Les compagnies pétrolieres prennent en compte des risques financiers, stratégiques,
géopolitiques, techniques, et tendent a répartir équitablement leurs portefeuilles
d’exploration suivant leurs objectifs propres et leur positionnement géographique ou
géopolitique.
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Les actifs d’exploration reposent sur la notion de domaine minier, autrement dit sur
I’ensemble des permis d’exploration qui sont attribués par les Etats hotes et les autorités
de tutelle.

L’exploration est la phase qui précede en séquence décisionnelle le développe-
ment puis la production et enfin la remise en état des sites avant leur abandon définitif
post-production.

7.1 Le permis d'exploration

L’acte fondateur de I’exploration pétroliere est véritablement le choix du domaine
minier, c¢’est-a-dire du permis d’exploration, également appelé bloc, ou licence en
anglais.

Cette décision doit nécessairement se fonder sur cet acte de création majeure qu’est
la conceptualisation d’objets susceptibles d’étre forés, pieges potentiellement pétroliers,
appelés prospects en anglais.

La suite des choses, positive ou négative, en dépend fortement méme si parfois de
nouvelles connaissances peuvent étre acquises en cours d’exploration et modifier ainsi
I’évaluation initiale et réorienter la stratégie ébauchée.

Une fois le titre minier obtenu, la décision principale sera de faire un inventaire
exhaustif et de choisir les prospects a forer, puis de les sélectionner dans un ordre
logique et stratégique d’acquisition des connaissances conduisant a la découverte pétro-
liere espérée préludant a des productions pétrolieres économiquement profitables.

7.2 Choix liés a I'exploration

a) Les critéres stratégiques liés au type d’'exploration

Ces criteres sont tout d’abord déterminés par le type d’exploration, qui peut étre :
e frontier: aucune composante du systeme pétrolier n’est étayée ;
e extensive, ou on trend;
e intensive, appelée aussi mature' (figure 8.33).
Plusieurs écoles s’affrontent toujours, en particulier pour cette exploration frontier,
par nature si incertaine, et méme parfois en exploration extensive.
En effet, pour le premier puits, appelé aussi wildcat, au moins deux choix sont pos-
sibles postérieurement aux campagnes de préreconnaissance classiques:
e découvrir des hydrocarbures, éventuellement en volumes minimes ;
e découvrir la composante magasin du systeme pétrolier, les réservoirs, pour essayer
de découvrir un maximum de volumes d’hydrocarbures et atteindre ainsi un seuil
économique dans le contexte.

1. Sans confondre cependant avec la maturité du systeme générateur.
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Figure 8.33 - Les différentes typologies d'exploration, délinéation et appréciation.
Document Total.

Ce choix, dilemme de ce type d’exploration, a une incidence fondamentale sur
I’implantation du forage, en position structuralement haute sur le pi¢ge potentiel pour
répondre au premier terme de 1’alternative, ou bien en situation structurale basse pour
répondre au second.

En contexte d’exploration type frontier, il est préférable, a notre avis, de privilégier
la découverte des hydrocarbures car cela prouve qu’un systeme générateur a fonctionné
et donc assure la présence d’une roche-mere effective dans la province considérée.

La recherche de réservoirs mieux développés (en épaisseur, voire en qualité des
lithofacies) et dans des localisations différentes pourra étre réservée a une seconde
phase d’exploration.

En exploration extensive ou intensive, on partira des le premier puits a la recherche
des meilleurs réservoirs, a I’'inverse de la démarche précédente, puisque dans ce cas les
composantes du systeme pétrolier sont par définition bien connues, la plus incertaine
étant en général le réservoir.
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b) Les critéres géologiques et pétroliers

Le choix du puits d’exploration se fera sur des criteres de volumes et de risques. Comme
aide a la réflexion, on pourra utiliser des graphes Probabilité de succes vs Réserves
récupérables (cf. chapitre 10 et figure 8.34).
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Figure 8.34 - Exemple de graphe Probabilité de succes (PoS)
vs Réserves récupérables.

On utilisera aussi des bases d’analogues et de statistiques pour évaluer toutes sortes
d’autres criteres décrivant les prospects: caractéristiques pétrophysiques, pressions de
pore, type de fluide, densité, viscosité.

L’implantation du puits d’exploration sera aussi conditionnée par des critéres de
surface : topographie, fonds marins, risque de poches de gaz superficielles, volcans de
boue, etc.

Elle sera aussi dépendante de critéres de subsurface tels que les régimes de pression
attendus. Ces criteres pourront impliquer de déplacer le puits dans des zones de moindre
risque, par exemple par rapport a I’hydrofracturation et pour préserver la forabilité de
I’ouvrage pétrolier.

Les documents supportant le choix du domaine minier et de I’implantation du puits
d’exploration pourront étre idéalement les suivants dans une liste qui n’est pas exhaus-
tive mais minimale :

e Des cartes régionales ou semi-régionales thématiques permettant de remettre les
prospects dans leur contexte :

— carte de résultats pétroliers;

— carte structurale au niveau de la base de la couverture ;

— carte de maturité des roches-meres ;

— cartes paléogéographiques indiquant les environnements de dépdt et les grandes

limites de facies (émissaires s€dimentaires, etc.).
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e Une revue des puits clés situés dans le voisinage du prospect et permettant de bien
calibrer les risques et les distributions minimum, mode et maximum des différents
parametres (cf. chapitre 10).

— dans le cas ou les prospects sont situés a proximité de puits déja forés, les corré-
lations permettant d’asseoir 1’interprétation du prospect seront illustrées par les
coupes géologiques et les sections sismiques ad hoc;

— des diagrammes porosité/profondeur et porosité/perméabilité pour le théme
considéré.

e Pour chaque prospect:

— une carte structurale détaillée du toit du réservoir correspondant au cas mode, avec
en superposition la limite des contours pour le mode, le minimum et le maximum,
les deux derniers contours pouvant provenir de cartes différentes. La carte devra
inclure aussi en superposition le plan de position de toutes les lignes sismiques
utilisées pour définir la structure ;

— une carte structurale montrant les aires de drainage au moment du chargement
supposé du prospect ;

— au moins deux lignes sismiques en croix passant par le sommet de la structure,
une ligne sismique passant par le point de fuite structural et une ligne sismique
illustrant la zone d’incertitude majeure pour la définition de la géométrie de la
structure ;

— le calcul des volumes de roche imprégnés minimum, mode et maximum sera illus-
tré par un diagramme surface vs profondeur, précisant les hypotheses de contact
retenues ;

— les hauteurs d’hydrocarbures utilisées dans la fiche prospect devront étre docu-
mentées a partir d’une étude de la tenue des couvertures (cf. chapitres 3 et 6) ;

— en cas de présence d’indicateurs sismiques de la présence d’hydrocarbures, une
évaluation de leur robustesse, ainsi que les lignes sismiques illustratives ;

— le choix du fluide et la probabilité fluide seront documentés a partir des bases de
données disponibles (PVT, géochimie...);

— les coefficients de récupération retenus seront documentés, en conformité avec
le modele géologique et de développement retenus (monocouche/multicouche,
pétrophysique, viscosité, taille de 1’aquifére, garde a 1’eau, récupération secon-
daire, etc.) et validés par un ingénieur réservoir ;

— une fiche prospect par objet réservoir, diiment renseignée.

c) Les critéres contractuels

Ces criteres pourront guider le choix en fonction notamment du droit aux hydrocarbures
huile ou gaz tel que fixé dans le contrat minier. L”aspect géopétrolier et la connaissance
fine du contexte de maturité actuel et ancien des systemes générateurs pourront a ce titre
revétir une grande signification et devenir un support essentiel a la décision. Il existe
nombre d’exemples d’erreurs commises qui ont été, pour les compagnies, sources de
désillusions économiques ultérieures.
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7.3 Les suites du puits d’exploration

Apres le forage du puits d’exploration et s1 ¢’est un premier succes, S€ posera une
seconde question : aller forer I’ensemble des prospects alentour, ou favoriser I’apprécia-
tion immédiate de la découverte pour privilégier un développement rapide de celle-ci.

En d’autres termes, vaut-il mieux terminer 1’inventaire du bloc et peut-étre faire une
découverte plus importante avec une meilleure production ?

Une solution intermédiaire sera aussi, dés le puits d’exploration, de prévoir des traces
géminées (side tracks), ¢’ est-a-dire plusieurs puits reforés latéralement au premier mais
a partir de la méme téte de puits, soit pour faire un carottage s’il y a des hydrocarbures
(ce qui évite de le systématiser inutilement en cas de puits sec), soit pour apprécier un
facies proche mais différent de celui de la premiére trace.

A ce stade, bien des variantes seront possibles mais devront intégrer un cadre HSE
toujours strict dans le respect du contexte pétrolier et gé¢omécanique (en particulier les
possibilités de déviation et les risques d’éboulement du puits).

Le choix de faire un test de production soit lors du puits d’exploration, soit ensuite
sera lié a des considérations de cofits, d’obligation de tester pour démontrer le potentiel
commercial du puits avec un seuil de débit minimal fixé dans le contrat.

Des solutions minimales pour réduire les coflits et éviter de tester consisteront a
modéliser le type de réservoir pour en calculer I’'index de productivité (IP) si cela suffit
a I’autorité de tutelle, voire de faire des mini-DST (drill stem tests) avec packers.

Aux Etats-Unis, il n’est pas permis de tester lors des puits d’exploration, il faut
procéder soit a un phasage de production, soit a ce qui est appelé un early production
system (EPS).

Des criteres contractuels pourront guider cette décision d’explorer ou de délinéer a
partir de questions telles que:

Quelle est la durée du permis ?

Combien a-t-on de forages d’obligation a faire dans cette durée ?

Quelle est la fiscalité des périmetres qui passeront en surface de développement ?
Les puits de délinéation et d’appréciation sont-ils comptabilisés comme obligations ?

Dans la phase de délinéation et d’appréciation, un dilemme subsistera dans la mesure
du dimensionnement optimal de 1’objet avec la recherche éventuelle des interfaces
hydrocarbures/eau, quitte a se décider a placer les forages n° 2 ou 3 dans I’aquifére ou
en dehors des meilleurs faciés réservoirs voire en dehors des zones de transition.

7.4 Criteres économiques influencant
la stratégie d'exploration

Aux criteres de volume, de risque et d’incertitude de 1’exploration pétroliere viennent

s’ajouter aussi des critéres économiques :

e le TRI, taux de rentabilité intrinséque (IRR, internal rate of return), qui est le taux
d’actualisation qui annule la VAN, valeur actuelle ou actualisée nette (NPV, net

present value) ;
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e le pay out time, qui est le moment ou les cash flows passent de négatifs a positifs.

Tous ces parametres permettent d’analyser la profitabilité et sont décisifs dans le
choix des investissements.

Temps de paiement (pay out of time) :
Durée pour laquelle les flux de tresorerie negatifs initiaux du
projet sont compensés par des flux de trésorerie positifs.

Flux de
trésorerie
cumulée
< >~
~ e

Années

e Quelle date de commencement ?
e FC a prix réduit ou pas?

Figure 8.35 - Définition du pay out time.

7.5 Les partenariats pétroliers

Un partenariat pétrolier (avec un opérateur et des associés) vise a répartir les risques sur-
tout financiers (gros investissements de développement notamment) entre compagnies.

L’opérateur et ses associés ont chacun une part définie d’intérét (working interest)
dans le titre minier.

Toutes les compagnies n’ont pas les mémes objectifs ni les mémes criteres straté-
giques vis-a-vis de leur taux d’operating, c’est-a-dire leur quantité de permis ou ils
operent par rapport aux permis ou ils sont partenaires, dans leur périmetre mondial ou
par pays.

Certaines préféreront étre partenaires plutdt qu’opérateurs en fonction des pays d’im-
plantation et/ou de leur exposition financiére ou politique.

Le partenariat pétrolier est régi par un joint operating agreement (JOA) qui fixe
les regles de fonctionnement de 1’association, en général avec un principe comptable
simple dit at cost.

L’ opérateur refacture par principe a ses partenaires ses dépenses au prix coltant et
proportionnellement a leur pourcentage respectif d’intérét, ou working interest. Parfois,
on parlera de paying interest quand, en cas d’amodiation, c¢’est-a-dire de farm in ou de
farm out, celui-ci n’est pas le méme que le working interest. Le partenaire en effet, dans
ce cas précis, peut surfinancer par rapport a son pourcentage d’intérét.

En cas d’exploration frontier qui débute, 1’effort sera porté sur la minimisation des
cofits face au risque. Le portage financier ou surfinancement de I’ opérateur ou des par-
tenaires par les compagnies amodiantes est un moyen d’y parvenir.
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Différents comités se traduisant par des réunions formelles sont prévus afin de faire
vivre I’association pétrolicre ainsi constituée : comités techniques, de management et
d’opération, ce dernier avec les autorités de tutelle (ministeres, compagnies nationales,
offices de régulation).

L’accord de I’association peut se faire a I'unanimité (souvent c’est le cas pour les
travaux d’obligation: forages, sismiques fixés par le contrat), ou suivant une majorité
ou minorité de blocage appelée passmark, qui correspond a la somme minimale des
intéréts des partenaires pour obtenir la décision telle qu’elle est définie dans le JOA.

Des clauses particulieres sont prévues en cas de désaccord. On peut citer la plus coer-
citive, ou clause de sole risk, qui, en cas de désaccord de I’association, prévoit le retrait
possible des partenaires pour les opérations auxquelles 1ls ne désirent pas participer,
dans le cas de forages d’exploration la plupart du temps.

Cette clause ne s applique pas en général aux puits d’obligation, qui exigent I’una-
nimité des partenaires. Dans le cas d’une découverte sur le puits ou a €t€ exercée cette
clause, les partenaires ont un droit de retour a condition de payer le coiit majoré de ces
opérations. Cette majoration peut aller jusqu’a dix fois le colt, ce qui décourage tres
souvent les partenaires de passer a I’acte du sole risk.

Les contrats de domaine minier sont de trois types principaux : le régime de conces-
sion, le contrat de partage de production (le plus répandu de nos jours) et le contrat de
services:

e Le régime de concession a pour principe que I’Etat hote accorde un permis a une
association menée par 1’opérateur (une compagnie pétroliere et ses partenaires). Le
concessionnaire est I’opérateur pétrolier, il prend tous les risques, possede les ins-
tallations de production, commercialise la production et paie des taxes et royalties a
I’Etat hote.

e Le contrat de partage de production (PSC, ou production sharing contract), qui
est associé a un PSA (production sharing agreement), est construit de sorte que
I’Etat héte posséde les installations de production et les hydrocarbures, alors que le
groupe contracteur assure les dépenses d’exploration et de développement (CAPEX:
capital expenditures) ainsi que celles de production (OPEX : operating expenditures)
et récupere ces colits en nature sur la production de pétrole (cost 0il) qu’il peut com-
mercialiser lui-méme.

Le contracteur est par ailleurs rémunéré en pétrole sur ce qui est appelé le profit oil

suivant un partage avec 1’autorité de tutelle fixé par le contrat PSA.

Les calculs sont réalisés sur le prix du baril au 31 décembre de I’année budgétaire,

donc de 1’année précédente.

De ce fait, en cas de prix bas au 31 décembre précédent, le régime de PSC est favo-

rable pour le cost oil du point de vue du contracteur alors que c’est le contraire en cas

de prix élevés des hydrocarbures.

En cas de prix bas au 31 décembre précédent, la compagnie recoit en effet plus

de barils et peut inscrire plus de réserves prouvées dans ses livres alors que c’est
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le contraire en cas de prix hauts: moins de barils et moins de réserves prouvées
(figure 8.36), méme si bien évidemment les réserves du gisement n’ont pas changé
dans le méme temps d’un seul baril a périmetre constant.

PROFITOIL | |
GOVERNMENT | | GOVERNMENT ...

PROFIT OIL

PROFIT OIL

CONTRACTOR Income Tax

"--I---'

CAPEX CONTRACTOR [« ----

COST OIL
(cost recovery)

OPEX & other
recoverable costs

Figure 8.36 - Principe du contrat de partage de production. Document Total.

Prix du barril Prix ala
$/bbl pompe

Figure 8.37 - Exemple d'impact du prix du brut, dans le cadre d’un contrat
de partage de production. D'aprés Document Total.

e Le troisicme type de contrat, beaucoup moins avantageux du point de vue des com-
pagnies pétrolieres, ce qui fait qu’il est tres peu pratiqué, est le contrat de services
(parfois appelé buy back) avec la compagnie qui prend tous les risques financiers
(CAPEX, OPEX, etc.) et qui est simplement rémunérée en argent (parfois la monnaie
du pays, qui plus est).
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Dans I’un de ces cadres contractuels bien établis, les travaux d’exploration et de pro-
duction vont s’enchainer suivant une séquence d’activités d’une durée spécifiée dans le

Eléments de stratégie d'exploration

contrat pétrolier entre 1’autorité de tutelle et I’association (figure 8.38).

Phases Exploration Developpement Exploitation
Objectifs Trouver les gisements |  Construire les installations Produire les réserves

Pour produire les découvertes rentables
% des colts totaux 10-15 40 - 50 40 - 50
Durée en années 3a10 2a4 15425
Etudes - Négociations [
Géologie - Géophysique (I
Forages d’exploration I
Délinéation - Appréciation
Installations de développement [
Puits de développement
. m Mer
Equipements de production ==Terre
Installations d'exportation e ——————

> — —
Production du champ
« build up » plateau déclin
2-5ans 4-12 ans 6-12 ans

Figure 8.38 - Exemple de séquence type d'activités d'exploration
et de production pétroliére. Document Total.

Au cours de la ou des phase(s) d’exploration, 1’association devra procéder a des

rendus partiels ou complets de la surface du permis.

Ce dispositif permet en effet a I’Etat hote de redistribuer son domaine minier en
dynamisant son exploration au contact de nouvelles idées ou de concepts d’exploration
venus d’autres compagnies pétrolieres, qui peuvent reprendre le méme périmetre ou un

domaine minier I’englobant totalement ou pour partie.
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G ET 9
Exemples

de bassins pétroliers
caracteristiques

|ntrOdUCtI0n ................................................................................................................................... ;s

Nous avons sélectionné quatre provinces pétroliéres qui sont représentatives de contextes
tectono-sédimentaires différents de fagon a illustrer au mieux la liaison entre la géodyna-
mique, les systémes pétroliers ainsi que les habitats et leur impédance, terme qui indique
la concentration ou la dispersion des piéges pétroliers.

Leur séquence de présentation dans ce chapitre 9 illustre les différentes étapes d'un cycle
classique dit de Wilson.

W Objcciis . __:

TIPS la liaison entre géodynamique interne i () Explication du choix des bassins
et géodynamique pétroliere en comparant pétroliers donnés en exemple
quatre cas pétroliers représentatifs. © i B Exemple de rift suivi

d'une évolution en marge passive: :
le bassin du Bas-Congo

E) Exemple de grand delta:
le delta du Niger

€) Exemple de bassin intra-cratonique :
le bassin de Paris

B Exemple de bassin d'avant-pays:
les bassins nord et sud-pyrénéens

Explication du choix des bassins pétroliers
donnés en exemple

Un cycle classique dit de Wilson est une séquence temporelle tectono-sédimentaire qui
se développe par phases successives d’ouverture (extension) et d’accrétion (collision)
des plaques lithosphériques, telle celle qui donna naissance a la formation du Gondwana
par exemple.

Ainsi sont commentés de facon relativement synthétique dans ce qui suit:
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e un exemple d’un systéme de graben/rift crétacé inférieur suivi d’une phase de
marge passive crétacée a actuelle qui se décale vers 1’ouest. Il s’agit du bassin du
Bas-Congo, sensu lato;

e un exemple de delta, celui du Niger, principalement dans sa partie nigériane, la bor-
dure camerounaise n’étant pas abordée dans le méme détail ;

e un exemple de bassin intra-cratonique, le bassin de Paris, qui a débuté au Permien
par une phase de rift, comme ailleurs en France les bassins de Brive, d’ Autun et de
Lodeve;

e un double exemple d’avant-pays de chaine plissée: les bassins d’Aquitaine et de
I’Ebre, donc les Pyrénées, avec, du Jurassique a I’ Actuel, les superpositions d’un sys-
teme de plateforme peu déformée, suivi d’un rift avorté crétacé puis d’une com-
pression-collision et surrection tertiaire a récente.

Tous ces contextes géodynamiques vont posséder des spécificités thermiques et struc-
turales qui conduiront, lors des temps géologiques, a en faconner les aspects pétroliers
comme indiqué en figure 9.1.

Les rendements de ces bassins en termes de PSY (cf. § 12 du chapitre 7) sont égale-
ment tres différents et liés principalement a la proximité entre systemes générateurs et
thémes pétroliers:

e PSY plus élevé quand la roche-meére est imbriquée ou superposée (bassins de Paris et
d’Aquitaine) ;

e PSY plus faible quand la roche-mere est séparée des themes pétroliers (Nigeria).

En particulier deux bassins ont des comportements thermiques et d’enfouissement
classiques (bassins d’Aquitaine et de Paris) encore que trés polyphasés pour I’ Aqui-
taine. En revanche, les deux autres (Nigeria et Bas-Congo) sont des bassins a subsidence
crétacée, et surtout tertiaire a actuelle, forte et a taux de sédimentation treés important
d’ou des conséquences thermiques non négligeables (cooling effect) et déséquilibre de
compaction, générant des anomalies de pression et de température!.

Nous avons aussi pris le parti de décrire les deux principaux bassins francais, qui sont
modestes en termes de volumes produits, ainsi que deux bassins africains atlantiques
tres significatifs a 1’échelle du continent puisque ce sont les deux premiers producteurs
d’hydrocarbures d’ Afrique.

Ce sont en effet des provinces géantes (delta du Niger et bassin du Bas-Congo), dont
I’histoire de I’exploration pétroliere a été faite de pulsations ou phases successives liées
a I’environnement géographique local, a I’évolution des connaissances géopétrolieres,
ainsi, surtout, qu’aux progres des techniques de prospection et de développement marin
dans les domaines suivants:

e frange coticre;

plateforme continentale ;

offshore profond ;

offshore tres profond.

1. On notera aussi que ces bassins sont tous a des stades d’exploration avancée (intensive ou mature).
Ceci n’est pas fortuit, degré de connaissance et de confidentialité oblige !
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Explication du choix des bassins pétroliers donnés en exemple
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Figure 9.1 - Environnements géodynamiques, régimes thermiques
et subsidences associées.
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Ces quatre bassins sédimentaires ont connu des histoires d’exploration trés dif-
férentes, avec des opérateurs pétroliers qui s’y sont succédé, et au final des fortunes
diverses quant au total des volumes d’hydrocarbures qui y ont été découverts ; soit les
réserves 2P! initiales suivantes a fin 20162:

e bassin du Bas-Congo: > 26 Gbbl;
e delta du Niger: 53 Gbep, dont prés de la moitié sur la partie terrestre, au Nigeria,

2,6 Gbep en Guinée équatoriale et 1,75 Gbep au Cameroun;;

e bassin de Paris: 0,35 Gbbl;
e bassins nord et sud-pyrénéens: 2,51 Gbep.

Les illustrations de ces quatre exemples ont été volontairement sélectionnées suivant
leur disponibilité (documentation accessible) et donc dans des versions relativement
différentes d’élaboration et de présentation («dans leur jus ») selon les cas traités.

Elles ont, malgré tout, le mérite de montrer la diversité d’approche thématique et
documentaire possible, et ce quel que soit le type de bassin.

€) Exemple de rift suivi d’une évolution
en marge passive: le bassin du Bas-Congo

2.1 Organisation tectono-sédimentaire
et contexte de |'exploration pétroliére

a) Localisation

Le bassin du Bas-Congo sensu lato s’étend du nord au sud sur quatre pays ouest-afri-
cains: le Gabon dans son domaine méridional au sud de la transverse dite de N'Komi,
c’est-a-dire sans incorporer le bassin sénonien gabonais qui est lié, quant a lui, au sys-
teme deltaique de 1’Oogoué, puis le Congo-Brazzaville (République du Congo), le
Congo démocratique (République démocratique du Congo) et enfin 1’ Angola ou il se
termine a la jonction avec le bassin de Kwanza au sud.

b) Histoire tectono-sédimentaire

Structuralement, depuis le Crétacé basal, le bassin du Bas-Congo a d’abord fait I’objet
de deux phases de rift superposées et surtout décalées latéralement, a partir d’un
substratum précambrien et parfois jurassique.

Un premier évenement d’extension (rift) néocomienne et barrémienne est suivi d’une
hyperextension fini-barrémienne et aptienne (rift Dentale) avec au large aujourd’hui une
exhumation probable du manteau en liaison avec ce tres fort étirement.

1. Réserves 2P: réserves prouvées + réserves probables.

2. Gbep (ou Gboe): inclut les volumes de gaz. Gbbl: uniquement les liquides.
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Cet ensemble est ensuite scellé durant I’ Aptien terminal, apres une phase structurale
de bombement transtensif-transpressif marquée localement par des érosions significa-
tives (parfois plus de 2000 m de séries décapées).

Cette limite, discordante, diachrone, aptienne au sens large, est ensuite recouverte
par le dépdt d’une série évaporitique plus ou moins épaisse, d’age aptien terminal,
hétérogene, composée de différents sels sodiques et potassiques ainsi que d’anhydrites.

La phase de marge passive débute a ce moment et va étre faconnée par la subsidence
thermique, par la ductilité des évaporites et probablement aussi par leurs variations
d’épaisseur initiale.

L héritage des directions des socles granitiques et gneissiques précambriens est
important tant pour 1’anté- que pour le post-salifére méme si la série évaporitique joue
souvent un role de découplage.

Les mouvements gravitaires sur sel aptien vont perdurer pendant tout le Crétacé
et le Tertiaire a différents endroits de la marge.

Pendant le Tertiaire, la capture de 1’ancien fleuve Kwanza, couplée a la dénudation
du craton précambrien suite a son soulévement, entraine une modification de la géomé-
trie du bassin-versant du fleuve Congo et de sa dynamique hydraulique.

Les apports de matériel démantelé en amont sont importants et la surcharge sédi-
mentaire devient énorme. Celle-c1 réamorce la dynamique gravitaire, avec un émissaire
puissant (paléo-Congo) fluctuant au cours du temps entre nord et sud et déposant des
sédiments le long de la cdte et bien au-dela (plus de 200 km).

La conséquence majeure en est le dépdt de puissantes séries de turbidites soit piégées
par I’ établissement des bassins d’inter-radeaux (rafts) saliféres oligo-miocenes (dans le
domaine translaté) ou au contraire détournées et canalisées quand les structures com-
pressives de terminaison gravitaire se développent en séquence.

c) Zonation structurale et exploration pétroliére associée

En liaison avec cette histoire, le bassin se compose, dans ses grandes lignes, des domaines
structuraux présentés ci-dessous d’est en ouest, au Congo-Brazzaville (figure 9.2).

A Test, une banquette stable, dont une bonne partie de la série s€dimentaire est
occupée par I’antésalifére de nature lacustre (Néocomien a Barrémien) et le sel, avec
peu de recouvrements tertiaires. Cette banquette a été fortement remontée structura-
lement lors du bombement du craton africain pendant le Miocéne inférieur a moyen.

La série évaporitique épaisse a terre au Congo a fait dans le passé 1’objet d’une
exploitation de sels potassiques, aujourd’hui abandonnée.

On observe sur cette banquette en bonne partie terrestre des variations d’épaisseur
de la série salifere aptienne (plus €paisse coté congolais) ainsi que de la largeur et de la
profondeur des fosses antésaliferes liées au rift néocomien a aptien.

Vers I’ouest, on observe un domaine postsalifére en extension qui conduit a déve-
lopper des radeaux albiens scellés par du Crétacé supérieur. Ce domaine a fait I’objet
des phases d’exploration initiale dans les années 1960 a 1980.
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Figure 9.2 — Coupe synthétique du bassin du Bas-Congo: a) partie Congo;
b) partie Angola. Document Total.

Les radeaux albiens surmontent un épaulement antésalifere, bien marqué du Gabon
a1’ Angola.

Plus a I’ouest, on observe de puissantes séries antésaliferes barrémo-aptiennes dont
le dépot est le résultat de la phase 2 surextensive du rift citée plus haut (Dentale).

L’apparition au Cénozoique du puissant émissaire que constitue le fleuve Congo et
la dynamique gravitaire sur évaporites font que les radeaux sont présents et détachés
(translation), comblés puis scellés par des sous-bassins tertiaires.

Au cceur du bassin, dans sa partie angolaise, plus de 10 km de sédiments oligo-mio-

ceénes a actuels sont ainsi estimés reposer sur le substrat antésalifere (formation Dentale
a cet endroit), les évaporites aptiennes ayant été completement extrudées.
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Ce bassin est parfois appelé boutonniére tertiaire pour sa forme losangique
caractéristique.

Dans cette zone la plus récemment explorée des années 1990 jusqu’a présent (vague
de I’ offshore profond ouest-africain), la sismique est d’excellente qualité. Effectivement
le domaine est structuralement simple, les structures fermées amples et les objectifs a
profondeur modérée, ce qui rend I’exploration et le développement des champs pétro-
liers tres efficaces.

Ce contexte permet la mise en ceuvre de méthodes optimisées haute résolution, dont
la sismique répétitive tres prédictive (en Angola, champs par exemple de Girassol,
Dalia, Kissomba, Plutonio, Kuito, etc.).

Ce domaine de mer profonde a trés profonde se termine par un systéme extrémement
complexe en compression qui s’apparente, quant a ses formes structurales unitaires, a
une chaine plissée en domaine marin: chevauchements, redoublements de séries, forts
pendages, inversions de vitesses de propagation sismique...

Cette complexité, associée a la présence des évaporites structurées en diapirs verti-
caux et déversés ou participant a des empilements d’écailles, rend la sismique de qualité
médiocre, méme si 1’utilisation de techniques d’acquisitions multi-azimutales ainsi que
des progres dans les algorithmes de traitement 1’ont améliorée depuis la fin des années
2000, non sans conséquence, en revanche, sur les colts.

Ce secteur est d’exploration bien slr trés récente (fin des années 1990 a 2015) en
raison tant de cette complexité tectonique entrainant la présence de structures de taille
limitée que des profondeurs d’eau importantes !

La prédictivité structurale et bien siir sédimentaire est bien moindre dans ce dernier
domaine qui passe vers 1’ouest a la plaine abyssale, 1a ou le sel allochtone vient plus ou
moins en butée sur des structures (ressauts) de la crolite océanique.

Des développements de découvertes sont en cours dans la partie la plus interne de ce
systeme compressif (bloc 32 et bloc 31).

Les compagnies opératrices historiques sont les suivantes :

e au Gabon/Congo: le groupe Total, principalement, avec ENI;

e en Angola: Chevron et Texaco (fusion en 2000) ensuite rejoints par Total et ENI pour
I’exploration en zone de banquette ; alors que 1’offshore a vu la ruée de nouveaux
entrants comme Esso, BP, Statoil, les opérateurs historiques Chevron, Total et ENI
ayant par ailleurs assuré leur présence dans ce secteur.

Les cartes ont été ensuite redistribuées avec des incursions d’indépendants comme
Murphy, Maersk, Maurel et Prom ainsi que la compagnie nationale Sonagol en Angola...

2.2 Aspects pétroliers

a) Le poids des systémes générateurs

Les thématiques pétrolieres et les systemes pétroliers sont nombreux du fait tout
d’abord de I’existence d’excellentes roches-meres, tant lacustres (dans I’antésalifere)
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que marines (dans les séries post-saliféres), ces dernieres développées en liaison avec

les upwellings atlantiques détaillés au chapitre 2.

A ces systemes générateurs d’une grande qualité s’ajoutent:

e la présence de réservoirs et de couvertures trés variés aussi bien en lithologies qu’en
caractéristiques pétrophysiques ;

e la présence de drains, discontinuités saliféres, rabattements avec de forts pendages,
failles d’extrados favorisant la migration secondaire des hydrocarbures par contrastes
de pressions d’entrée, pour des systemes pétroliers anté-anté, anté-post ou post-post.
De facto, on différencie ce que I’on observe sur la banquette (systeme générateur

essentiellement antésalifere-antésalifere ou anté-post) de ce qui se passe sur la zone en

extension adjacente (systeme anté-post) et de ce qui existe dans I’ offshore plus profond

(systeme postsaliféere dominant).

Qu’il s’agisse du Gabon, du Congo ou de 1’Angola les roches-meres pré-sel
Melania, Kissenda et leurs équivalents marnes de Pointe-Noire, argiles de Sialivakou
et Bucomazi organique atteignent des sommets en termes de capacité générative ou SPI
(cf. chapitre 5 et § 10.2 du chapitre 7).

Des chiffres de 1’ordre de 50 millions de tonnes au km? les situent au niveau des
meilleures roches-meéres mondiales.

Elles ont alimenté sur la banquette a la fois des théemes multiples antésaliféres et
crétacés supérieurs voire tertiaires quand les hydrocarbures sont parvenus a traverser
les discontinuités du sel profitant au passage de contrastes de capillarité entre forma-
tions (Chela-Gamba et Albo-Cénomanien), privilégiant alors une migration verticale
des hydrocarbures.

b) Thémes pétroliers antésaliferes

Dans I’antésalifere, du bas vers le haut de la série, on retiendra la présence des théma-

tiques suivantes :

e Grés de base pré-rift appelés comme tels au Gabon, grés de Vandji au Congo, grés
de Lucula au Cabinda (Angola). Au Congo ce theme est reconnu pour les découvertes
de Kouakouala et de Mboundi. En Angola c’est Lucula. Les couvertures et roches-
meres sont les argiles de Sialivakou-Bucomazi.

e Turbidites lacustres syn-rift néocomiennes (Erva, Kissenda), ou barrémiennes
(Mengo-Kundji), ces dernieres s’apparentant a des lobes disposés au sein des argiles
fini-barrémiennes de Pointe-Indienne. La médiocre qualité réservoir de ces niveaux
barrémiens reste leur principal défaut. Les autres facteurs, c’est-a-dire I’alimentation
en hydrocarbures in situ (systéme imbriqué) et la couverture, sont assurés par la for-
mation géologique des argiles de Pointe-Indienne.

e Turbidites lacustres syn-rift du Barrémien inférieur, plus laminées et de qualité
réservoirs médiocres, dans les séries appelées Djeno ou Mélania gréseux au Congo
et au Gabon.

Les couvertures et roches-méres sont les argiles de Melania.
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Ce sont ces themes exploités sans succés majeurs commerciaux au cours des années

1980 sur des phases pilotes au Gabon (Mbya, Mwengui), longtemps délaissés pour

leurs faibles productivités, qui ont récemment fait I’objet (dans les années 2010) de

fracturations hydrauliques massives démontrant des améliorations significatives
de débits de gaz a condensat et d’huile (champs de Nene, Soco par ENI au Congo).
e Carbonates « Toca ». Latéralement sur les hauts de socle (mdles de Kaba, Loussima,

Malongo-Takula), des dépots de carbonates microbialitiques lacustres a lagunaires

sont observés (ils ont été initialement dénommés « Toca», pour top carbonates, par

Fina au Cabinda terrestre et au Congo belge et par Gulf Oil, ancétre de Chevron).

Ces dépdts carbonatés ont donné lieu a des découvertes significatives (Malongo,

Takula), en liaison avec le développement de couloirs dolomitiques fracturés fixés

sur les accidents du rift ou de la présence de diagenese épigénétique. On peut citer

aussi Kambala (85 millions de barils).

Dans ce contexte, les taux de succes des forages sont peu élevés et ne se com-

parent pas a ceux des dépots brésiliens du bassin de Santos beaucoup plus étendus

géographiquement.

La nature sédimentologique des dépdts, leur extension latérale et la fabrique structu-

rale y sont sans nul doute pour quelque chose, sans compter des problémes de cou-

vertures générés par les discontinuités du sel (dits « trous dans le tapis ») permettant
la mise en contact de themes Toca avec des séries albiennes ou cénomaniennes gréso-
carbonatées sus-jacentes a caractere plutdt réservoir que couverture. La couverture
est donc, en principe, la série évaporitique aptienne.

¢ Les séries barrémo-aptiennes d’hyperextension Dentale sont développées dans
un graben interne (Dianongo) puis externe au sud Gabon, hors du domaine strict
du bassin du Bas-Congo. Ce théeme y est trés prolifique (Rabi-Kounga) quand il est
monocouche (souvent connecté avec le theme Gamba sus-jacent), ce qui est le cas
quand les gres barrémo-aptiens sont concentrés (émissaire de Dianongo notamment).

Une plus forte dispersion des gres fluvio-deltaiques rend le systeme multicouche

(différents niveaux déconnectés en pressions), comme c’est toujours le cas au sud

Gabon offshore sauf dans 1’axe de 1’émissaire externe des que la teneur en gres

réaugmente de facon notable (récentes découvertes de gaz de Shell — Léopard — et de

Total — Diaman-1 —) en domaine marin trés profond.

L’alimentation de ces themes se fait par les séries tres riches de Melania a Kissenda

sous-jacentes, les niveaux argileux intra-Dentale étant de type dominant III plutot

donc pauvres et propices a la formation de gaz (niveaux « gas prone »).

La couverture ultime de ces dépdts est le sel sauf quand le niveau pré-évaporitique

Vembo argileux est couverture.

Plus au sud dans le bassin du Bas-Congo, ces themes n’ont pas montré de décou-
vertes bien que les configurations tectono-sédimentaires soient assez proches : présence
d’un graben interne (fosse de Tchibota) et externe au Congo, seulement externe en
Angola.
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Dans ce pays, le systeme se distalise fortement et devient trés argileux, il n’y présente
aucun intérét pétrolier du fait de cette argilosité croissante et des enfouissements trés

importants.

La problématique de la partie occidentale du domaine marin trés profond reste entiere.

Les séries anté-saliferes s’y amincissent considérablement permettant ainsi:
e d’avoir une probabilité raisonnable de trouver de I"huile plutét que du gaz au contraire

des découvertes gabonaises de Léopard et de Diaman;

e d’avoir aussi une bonne probabilité de rencontrer des carbonates de plateforme micro-
bialitique (stromatolites de milieu lagunaire) de type brésilien (Lula, Libra, etc.).
Cette zone frontier fait I’objet d’une concurrence assez forte comme en témoignent

les rounds des années 2010-2015 au Gabon et slirement a venir en Angola.
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Figure 9.3 — Schéma antésalifere sud-Gabon et Congo.
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Au-dessus de ces séries barrémo-aptiennes se disposent les séries Chela-Gamba de
scellement du rift, continues (drain Chela-Gamba qui joue un rdle important dans les
migrations d’hydrocarbures) sauf sur les moles Toca. Ce theme pétrolier est bien connu
pour étre a hydrocarbures au Gabon terrestre (Rabi-Kounga, Gamba-Ivinga Echira...)
dans le contexte hyperextensif du bassin de Dianongo mais ne donne lieu a aucune
découverte significative au Congo (exception faite du gisement terrestre, cotier, margi-
nal de Pointe-Indienne) et en Angola.

c) Thémes pétroliers postsaliferes

Inexistants jusqu’a présent au sud Gabon (faute de réservoirs de qualité, faute également
de présence de trous dans le tapis salifere sauf en quelques endroits et faute d’ali-
mentation suffisante en hydrocarbures), ce sont des themes trés prolifiques au Congo
et en Angola: sur la banquette, la zone en extension, la zone translatée et la zone en
COmpression.

Comme déja observé plus haut, cette prolificité est d’abord liée a la présence de
roches-meres excellentes. C’est ainsi que, dans le cas du Congo et du Cabinda en
contexte de banquette particulierement, la présence de discontinuités saliferes permet
des migrations transaliféres du systeme pétrolier antésalifere vers le systéme pétrolier
postsalifére (anté-post).

On citera pour ce cas les nombreux champs du Congo, tels Emeraude, Likouala ou
Tchibeli, et au Cabinda (Angola: Banzala, Takula, Lifua, Nsangui pour la partie nord,
Kambala au sud).

Pour ces thématiques albo-cénomaniennes et sénoniennes, les couvertures sont
constituées par des surfaces régionales d’inondation ou des niveaux argileux locaux
liés aux mouvements des carapaces ou hémicarapaces albiennes (radeaux).

Ces champs sont trés souvent composites a savoir qu’ils comprennent des accumu-
lations dans le postsalifere (parfois multicouches : plusieurs réservoirs d’age différents
déconnectés) a I’aplomb d’accumulations dans 1’anté, sorte de holding tank (ou piege
intermédiaire), des fuites latérales des pieges sous sel vers des trous dans le tapis de sel
situés a proximité expliquant cela.

En Angola, la thermicité plus forte (40 voire 50 °C par 1000 m) fait que, sur cette
méme banquette, les roches-meres crétacées a paléogenes sont des sources d’alimenta-
tion (inter-radeaux): il s’agit d’un systéme pétrolier post-post, plus simple.

Nous citerons les champs du bloc 2 (Espadarte, Lombo...), ceux du bloc 3 (Pacassa,
Palanca...) et ceux du bloc 4 (Kiabo et Kiame).

Plus a ’ouest, au droit du graben Dentale, ce sont au Congo et en Angola essentiel-
lement les séries sénoniennes et tertiaires inférieures marines (Madingo-labe) qui sont
matures et pour 1’essentiel a I’origine des découvertes tant albo-cénomaniennes que
tertiaires (oligo-miocenes): il s’agit d’un systeéme pétrolier post-post.

On citera le champ albien a hydrocarbures critiques (gaz a condensat passant a de
I’huile) de Nkossa par exemple au Congo.
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Dans le ceeur de la boutonniére tertiaire, des roches-meres oligo-miocénes plutot
terrigénes contribuent localement au chargement de certaines accumulations (bloc 16):
il s’agit du systeme pétrolier Malembo-Malembo.

La présence d’oléananes (marqueurs liés a la présence d’angiospermes qui appa-
raissent au Tertiaire) permet parfois cette discrimination d’origine de méme que
I’évaluation de la maturité de ces hydrocarbures liquides.

Dans tout le domaine translaté et compressif, ce sont essentiellement les roches-
meres [abe et Madingo qui contribuent.

Les réservoirs sont constitués de chenaux turbiditiques souvent d’excellente qualité
pétrophysique, les couvertures sont des argiles déposées lors des surfaces d’inondations
maximales régionales (Aquitanien, Pliocéne inférieur) ou bien des couvertures plus
locales.

La trés bonne qualité de la sismique et celle des réservoirs font aussi que les indica-
teurs directs de la présence d’hydrocarbures sont fréquents.

On citera pour ce domaine extrémement prolifique mis en évidence de 1996 jusqu’a
présent les champs du Congo (Moho, Moho Nord, Bilondo), ceux d’Angola: bloc 14
(Kuito, BBLT — complexe de plusieurs champs ou cluster —), bloc 15 — cluster de
Kissomba..., Mondo, Saxi, Batuque —, bloc 17 (Girassol, Dalia, Jasmim, Rosa, cluster
CLOVY, cluster PAZFLOR?Z...), bloc 18 (Plutonio, Platina...).

Dans la zone en compression angolaise, d’habitat pétrolier plus diffus (pieges plus
petits) en raison de sa complexité structurale et sédimentaire, le cluster de Kaombo
est en cours de développement avec deux FPSO (flooting production storage and
offloading) de capacités identiques.

Il reste encore beaucoup de secteurs vierges non explorés dans ce bourrelet d’écailles
et de chevauchements, ot la sismique 3D azimutale est indispensable y compris jusqu’a
la bordure du front compressif incluant la plaine abyssale ou des indices de fond de mer
sont observés et démontrent un fonctionnement actif du systeme pétrolier labe-Madingo.

Les profondeurs d’eau y atteignent 3 000 m, ce qui ajoute bien siir une contrainte éco-
nomique supplémentaire au fait que les objets sont modestes et éparpillés donc que les
développements groupés deviennent une absolue nécessité et une contrainte évidente.

Au Congo, toute cette frange qui montre quelques découvertes d’huile parfois lourde
(difficulté supplémentaire) et des zones non explorées reste aussi un enjeu du futur.

Le systeme pétrolier y est actif mais probablement un peu «essoufflé» en raison de
régimes thermiques différents attendus sur une crolite continentale étirée, ce qui, par
une plus faible maturité des systémes générateurs, déplace les isothermes pour 1’acti-
vation de la biodégradation.

1. Cravo-Lirio-Orquidea-Violeta.

2. Perpetua-Acacia-Zinia, flor signifiant « fleur» en portugais.
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Figure 9.5 - Types de réservoirs turbiditiques tertiaires en mer profonde
du Bas-Congo. Document Total.

d) Régimes de pression des séries postsaliféres

Les gisements sont généralement hydrostatiques. Il y a cependant des exceptions.

On suspecte localement (au cceur de la boutonniére tertiaire) le développement d’hy-
drodynamisme centrifuge (bloc 15), en raison de régimes de pression élevés dans la
partie profonde du bassin ou la charge sédimentaire est énorme et génere dans certains
niveaux stratigraphiques des déséquilibres de compaction.

Ces pressions dans les séries tertiaires mettent parfois en charge certains radeaux

confinés et profonds qui de ce fait sont en surpression (niveaux de 1I’Oligocene, voire
de I’ Albien).

e) Bilan volumétrique de I'exploration

Pour la partie angolaise, le total des réserves 2P initiales est de ’ordre de 24 milliards
de barils dont prés de 16 pour le domaine externe des turbidites oligo-miocénes en
grands fonds.

Pour le Congo, le total des réserves 2P initiales est de 2,2 milliards de barils dont
1,3 pour le domaine externe des turbidites oligo-mioceénes en grands fonds.

On peut donc indiquer un chiffre global 2P de 26,2 milliards de barils pour cette
province du Bas-Congo, le gaz n’étant pas inclus.

Le gaz fait I’objet en Angola d’une collecte et d’une valorisation GNL grace a une
usine installée a Soyo au sud de I’embouchure du fleuve Congo.

Au Congo, le gaz n’est pas valorisé pour le moment.
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Pour ce qui concerne les réserves de chacun des gisements de ce bassin, on se repor-
tera utilement aux références bibliographiques ainsi qu’aux bibliotheques de données
fournies par certains contracteurs.

Les chiffres des réserves 2P des principaux champs sont les suivants:

e Pour le Congo:

— Complexe multi-réservoirs d’Emeraude : 300 Mbep.

— Mboundi gres de base: 250 Mbep.

— Nene Djeno: 270 Mbep.

— Loango Albo-Cénomanien: 310 Mbep.

— Nkossa Albo-Cénomanien : 400 Mbep.

— Tchibouela Cénomano-Turonien: 330 Mbep.

— Yanga-Sendji Albo-Cénomanien : 405 Mbep.

— Zatchi Albo-Cénomanien: 200 Mbep.

— Offshore profond : Moho-Bilondo Miocene et Albien: 600 Mbep.
¢ Pour le Cabinda:

— Complexe multi-réservoirs de Malongo anté-post: 1,4 Gbep.

— Complexe multi-réservoirs de Takula anté-post: 2,1 Gbep.

— Complexe multi-réservoirs postsalifére de Ndola-Sanha: 650 Mbep.

— Complexe multi-réservoirs postsalifere de Nemba: 750 Mbep.

e Pour I’Angola hors Cabinda:
— En offshore traditionnel

« Bloc 2: total 400 Mbep.

» Bloc 3: total 1 Gbep, dont Pacassa Albien 370 Mbep, Palanca Albien 220 Mbep,
Impala 80 Mbep...

— En offshore profond

» Bloc 14 BBLT (Benguela-Belize-Lobito-Tomboco) Miocene : 475 Mbep.

» Bloc 14 Kuito Miocéne : 240 Mbep.

« Bloc 15 Kizomba A, complexe multi-réservoirs et multi-champs Miocene :
780 Mbep.

» Bloc 15 Kizomba B, complexe multi-réservoirs et multi-champs Miocene:
820 Mbep.

» Bloc 15 Kizomba C, complexe multi-réservoirs et multi-champs Miocene:
520 Mbep.

« Bloc 17 CLOV (Cravo-Lirio-Orquidea-Violeta) C, complexe multi-réservoirs et
multi-champs Oligocéne et Miocéne : 500 Mbep.

« Bloc 17 PAZFLOR (Perpetua-Acacia-Zinia) C, complexe multi-réservoirs et
multi-champs Oligocéne et Miocene : 620 Mbep.

» Bloc 17 Girassol Oligocene : 700 Mbep.

» Bloc 17 Jasmim Oligocene (produit avec Girassol): 300 Mbep.

« Bloc 17 Complexe Rosa Oligoceéne (produit raccordé sur Girassol) : 380 Mbep.

« Bloc 17 Dalia-Camelia Miocéne : 960 Mbep.
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« Bloc 18, complexe Plutonio multi-réservoirs, multi-champs de 1’Oligocéne et
du Miocene : 700 Mbep.
En dépit de leurs capacités génératives (SPI) tres élevées, les PSY des systemes
pétroliers du Bas-Congo sont faibles, inférieurs a 1 %.
Autrement dit, «le plus riche n’est pas forcément le plus efficace », et inversement,
comme nous allons le constater dans les exemples suivants.
L’explication en est simple :
e la séparation des systemes générateurs et des themes pétroliers, qui entraine une dis-
persion plus significative des hydrocarbures au cours de leur migration ;
e les dysmigrations entrainées par la présence de failles, de structures saliféres, comme
en témoigne la prolificité des indices en fond de mer;
¢ la rétention probable en roches-meres, notamment antésaliferes.

E) Exemple de grand delta: le delta du Niger

3.1 Organisation tectono-sédimentaire
et contexte de |'exploration pétroliere

a) Localisation

Le delta du Niger se situe au niveau du golfe de Guinée, entre I'ile de Malabo (Bioko)
au sud-est et la baie du Benin au nord-ouest, sur une surface terrestre et maritime de
plus de 200000 km?.

En grande partie terrestre (au moins pour moitié€), il couvre trois pays: surtout le
Nigeria, dont il constitue la frange océanique, le Cameroun dans sa partie occidentale
anglophone appelée Rio del Rey, bordée par la ligne du Mont Cameroun, et la Guinée
équatoriale, en zone offshore, elle-méme bordée par I’'ile de Malabo.

A I’ouest et au sud, le delta se termine en offshore aux alentours de 3000 meétres de
profondeur par une série de fronts compressifs et de séries gravitaires sur argile qui
recouvrent trés largement le domaine de crolite océanique et de crolite étirée, comme
c’est aussi le cas du delta du Mississipi (golfe du Mexique).

b) Histoire tectono-sédimentaire

Dans ce qui suit, nous traiterons essentiellement de 1’histoire de la mise en place du
delta, sans trop détailler les phases qui la précedent car, contrairement au bassin du
Bas-Congo, elles ne donnent lieu a aucune occurrence pétroliere sauf hors du delta,
de I’autre c6té du Mont Cameroun dans le bassin de Douala terrestre et dans sa partie
maritime, ainsi qu’au Nigeria vers le nord-ouest ou des roches-meres crétacées sont a
I’origine d’une ceinture bitumineuse.
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Figure 9.6 - Delta du Niger, carte topographique, terre et fonds marins.

Le delta du Niger a commencé a fonctionner a 1’Oligocéne sur une marge cisaillante
préexistante qui s’étend de Guinée équatoriale jusqu’au Bénin.

L’ouverture du rift s’est faite a I’ Albo-Aptien, puis une marge passive s’est mise en
place des I’ Albien, sans développement d’évaporites comme dans le Bas-Congo.

Le domaine de sel aptien se termine en effet au niveau de la marge de Guinée équa-
toriale (Bata) et dans le sud du Cameroun (région de Kribi).

Sur ce substrat constitué de blocs albo-aptiens tiltés (alternances argilo-gréseuses)
se sont déposées des plateformes sénoniennes gréseuses passant a des dépdts profonds
(bien calées dans le bassin de Douala et au nord du delta) ot probablement se nichent
des turbidites bien trop profondes cependant, au niveau du delta, pour constituer des
objectifs pétroliers tangibles.

Au-dessus de ces séries crétacées supérieures, on observe des séries paléogeénes
beaucoup moins riches en sables qui vont prograder vers I’offshore pour constituer
des surfaces de décollement dans les parties profondes (appelées Paléogene, qui
correspondent pour partie a la série lithostratigraphique « Akata», argiles mobiles ou
mobile shales).

Quelques occurrences de turbidites y sont aussi connues mais n’ont pas donné lieu,
jusqu’a présent, a des accumulations économiquement intéressantes, car probablement
bien trop lenticulaires.
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En revanche, ce sont des roches-méres marines qui sont parfois de bonne qualité
(d’ailleurs équivalentes stratigraphiquement aux séries labe supérieur du Bas-Congo).

Ensuite, durant I’Oligocéne et jusqu’a 1’ Actuel, ce ne sont pas un seul mais plusieurs
deltas qui ont fonctionné de facon plus ou moins emboitée, en progradant tous vers le
sud.

La surcharge sédimentaire liée a la dynamique des apports du fleuve Niger a déclen-
ché une tectonique gravitaire sur argiles paléogenes (a la différence du Bas-Congo, ou
cette tectonique est liée aux évaporites aptiennes, comme cela a été décrit plus haut).

Plusieurs niveaux argileux d’environnements bathyaux jouent en effet le role de
surfaces de décollements: 1’Oligoceéne et I’Eocene. Ce sont aussi (comme souvent du
point de vue rhéologique) des niveaux roches-meéres.

Ainsi plusieurs cellules gravitaires (extension au N/NE puis compression au S/SW
ou sur des directions transverses NE/SW a I’ouest puis NW/SE a I’est) fonctionnent
en parallele sur des directions héritées probablement du domaine de crofite océanique.

Les derniers niveaux de progradation (Pléistocéne) correspondent aux sables a eau
douce de la formation géologique Bénin.

c) Zonation structurale et exploration pétroliere associée

Les zonations tectono-sédimentaires sont liées au fonctionnement du delta dans sa glo-

balité et a celui des cellules gravitaires associées (cf. figure 9.7):

e au Nigeria, on peut observer pour la partie en extension: Oligocene depobelt, Mid
Miocene depobelt, Upper Miocene depobelt, Pliocene counter depobelt, Western
dislocated lobe et Eastern triangular lobe, et pour celle en compression: Proximal
Jold and thrust belt avec deux zones intermédiaires connues sous les dénominations
de Western plateau et de Central plateau, le tout se terminant par les Distal imbricate
fan (West lobe) et Distal imbricate fan (East lobe);

e au Cameroun, on observe de facon équivalente schématiquement un domaine en
extension appelé historiquement la zone des failles de croissance et un autre en
compression ou les structures sont plus resserrées en bordure du delta avec des mou-
vements de coulissages latéraux des unités gravitaires : historiquement, ce domaine
plus méridional a été nommé province des rides d’argile.

L’exploration pétroliere a commencé a terre au tout début du XX¢ siecle dans les
depobelts (ceintures tectono-sédimentaires ou unités structurales types du delta) ot
existaient des amas asphaltiques significatifs.

En effet, en 1906, John Simon Bergheim, apres avoir racheté toutes les licences
d’exploration de la région, a demandé aux autorités britanniques un permis d’exploita-
tion pour sa compagnie, la Nigeria Bitumen Corporation (NBC), une société a capitaux
allemands. A la mort de Bergheim, en 1912, plus d’une quinzaine de puits secs avaient
été réalisés pres du delta du Niger, a I’est de Lagos, et le permis fut abandonné en 1923,
les investisseurs allemands ayant vu leurs droits confisqués lors de la Premiere Guerre
mondiale.
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Figure 9.8 — Coupe traversant le delta du Niger.

Suite a cette premiére phase décevante, une compagnie dénommée Shell-D’Arcy a
pris une nouvelle licence d’exploration pour I’ensemble du Nigeria en 1937.

Apres la Seconde Guerre mondiale en 1946, ce sont Shell et la future BP (Anglo-
Iranian) qui se sont associées et ont pu reprendre I’exploration en 1951, sans succes
économique (malgré des indices trouvés par le puits d” Akata), jusqu’a la découverte du
premier gisement commercial en 1956: Oloibiri. Apres la construction d’un oléoduc
tracé depuis le gisement et ses satellites jusqu’a Port Harcourt sur le littoral du delta,
I’exploitation a débuté en 1957 et ’exportation a commencé en 1958.

En 1959, la concession unique accordée a Shell fut réduite en taille (par des rendus
partiels de la surface initiale), permettant a d’autres compagnies notamment améri-
caines (Mobil, Tenneco, Gulf — comme au Cabinda —, Amoco) de prendre des permis
sur les zones restituées.

Ces compagnies furent suivies, juste apres |I'indépendance du pays, par AGIP (main-
tenant ENI) et EIf (Safrap) (maintenant Total) respectivement en 1961 et 1962.

Elf a fait la découverte du champ d’Obagi en 1963. AGIP de son c6té a trouvé
Ebocha en 1965.

En 1971, le Nigeria rejoignit I’OPEP et créa la NNPC (Nigerian National Petroleum
Corporation), et imposa aux compagnies de travailler conjointement avec NNPC dans
une formule, encore en application, de joint-venture a majorité nigériane.

L’exploration s’est déployée en méme temps dans toute la zone cotiere, toujours
dans les depobelts.
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En 1979, les actifs de BP ont été nationalisés et 10 % ainsi que 5 % d’intérét ont été
ensuite revendus respectivement au début des années 1990 a Elf et AGIP, Shell opérant
ainsi (pour 30 %), avec NNPC (55 %) et ces deux compagnies, une bonne partie des
productions nigérianes.

En 1990-1991 avec le premier round concernant I’offshore profond, I’exploration
s’est déplacée comme au Bas-Congo vers les grands fonds et les zones translatées du
delta, avec des succes répétés : découvertes d’ Agbami, Bonga, Akpo... sous la houlette
de Shell, ExxonMobil, ENI, Total et Chevron.

Aujourd’hui, pres de vingt compagnies internationales sont implantées au Nigeria.

Du c6té camerounais, les compagnies qui ont exploré historiquement le domaine
minier sont respectivement Elf (Serepca) (maintenant Total), Shell via sa filiale améri-
caine Pecten et Total (avant fusion avec Fina et EIf). Les actifs d’EIf et de Total ont été
aujourd’hui rachetés et repris par Perenco. De nouveaux entrants (petits indépendants)
ont aussi fait quelques incursions récentes.

En Guinée équatoriale, deux zones offshore situées au nord de I'ile de Bioko sont
pétrolieres et sont actuellement exploitées respectivement par Marathon et ExxonMobil :
e a la frontiere avec le Nigeria en offshore profond, ExxonMobil exploite le champ

de Zafiro, découvert en 1995 dans des niveaux de turbidites plioceénes en facies de

chenaux, en prise directe sur la structure nigériane du triangular bulge ;

e 2 la frontiere avec le Cameroun, Marathon exploite le champ de gaz a condensat
d’Alba, découvert par Hispanoil en 1983 dans des turbidites du Miocéne moyen
(Serravalien-Langhien), mis en production pour le condensat en 1994 puis pour le
méthane (méthanol).

Désormais tous les fluides d’ Alba et de quelques petits satellites sont traités par une
usine de GNL (gaz naturel liquéfié) construite sur I’'fle de Malabo (Bioko).

3.2 Aspects pétroliers

a) Themes pétroliers

Les thématiques pétrolieres du delta du Niger correspondent aux deux principaux

types sédimentologiques, quelle que soit leur stratigraphie :

e des dépots de plateforme fluvio-deltaiques dans la partie des depobelts qui progradent
vers le sud;

e des dépots de type gravitaire, chenaux qui se déposent sur les pentes avec des sys-
temes hydrauliques de plats-rampes, ou bien en bas de pente ou ils coexistent avec
des lobes.

Bien évidemment, les deux types de systemes environnementaux peuvent coexister

a la verticale d’un méme forage dans des niveaux stratigraphiques différents du fait de

la progradation générale du delta.
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Figure 9.9 - Charte stratigraphique synthétique du delta du Niger.
D'aprés document Total.

Dans tous les cas de figures, plateforme ou bas de pente, les dépots sont d’excel-
lente qualité pétrophysique, en général a remplissage en hydrocarbures multicouche et
régimes de pression différents d’un réservoir a I’autre.

Dans la partie plateforme, il s’agit d’une sorte de mille-feuille de contenu fluide
variable verticalement avec un role prépondérant des failles listriques (de glissement)
dans le piégeage, favorisé parfois aussi par des effets de shale gouge ratio (cf. § 3.2 du
chapitre 6).
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Exemple de grand delta: le delta du Niger

Dans ce contexte, la trés bonne qualité des réservoirs fait que les indicateurs directs
sismiques de la présence des réservoirs sont tres fréquents.

Structure simple en roll-over
avec remplissage argileux de chenaux

S N

faille de

croissance L/ /

remplissage argileux

piége
stratigraphique

structure en roll-over

structure en roll-over

piége stratigraphique

biseau sableux
Akala Fm
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Figure 9.11 - Types de piégeages dans les depobelts du delta du Niger
(Nigeria, Guinée équatoriale, Cameroun). D'aprés IHS - Doust et Omatsola (1990)
et Stacher (1995).

Pour I’offshore profond, le piégeage est plus complexe et lié a la présence d’anti-
clinaux déversés ou non, plus ou moins effondrés.

La treés bonne qualité de la sismique et celle des réservoirs font aussi que les indica-
teurs sismiques directs de la présence d’hydrocarbures sont fréquents.

Figure 9.12 - Exemple de piége en offshore profond du delta du Niger.
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Les réservoirs sont des chenaux ou lobes turbidiques d’ages trés variés, allant du
Miocéne moyen au Pliocene.

b) Systéemes générateurs et régimes de pression

Il existe deux grands types de roches-meres dans le delta du Niger:

¢ Des niveaux du Miocene au Pliocéne de type continental paralique dominant
(IIT), avec des potentiels pétroligenes en général médiocres mais disposés sur des
€paisseurs considérables, ce qui a un effet compensateur en termes de quantités géné-
rables. Ces roches-meéres génerent des quantités énormes de gaz qui sont estimées
a 150 TCF (15 fois Lacq...). Classiquement, ce sont les niveaux des alternances de
plateforme deltaique appelés formation Agbada.

e Des niveaux de I’Oligocéne et de I’Eocéne qui correspondent aux argiles mobiles
constituant les niveaux de décollement. Ils sont appelés formation Akata, terme tres
vague qui a perduré et qui ne recouvre aucune réalité stratigraphique. Ils existent
partout mais ne contribuent au chargement des champs en hydrocarbures que dans la
partie située en offshore profond pour des raisons d’optimum d’enfouissement et de
proximité des turbidites oligo-miocenes.

La maturité de ces niveaux est trés variable suivant les zones du delta.
Domaine du delta

terrestre et de
plateforme cétiere

. \
Bénin \

(continental) \

Pas de potentiel RM

-

Agbada . Offshore Miocéne-_P_Iiocéne,_ type 1l a [I/11l
(paralique) 4 Origine continentale
\_profond COT:1a15%
S2:1a10kg/t
Plus apte a générer du gaz

Eocéne-Oligocéne : RM marine, type Il & I/l
Akata COT:25a5%
(marin) S2:4a30 kglt
Plus apte a genérer de I'huile
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MO dispersée : potentiel compensé par les épaisseurs

Figure 9.13 - Roches-méres du delta du Niger (sans échelle).

288



Exemple de grand delta: le delta du Niger

‘e10] jusuwinooQq .me__/_ np e}jap Np elely sallas sap allinlewl ap alle))

aimeww| 3y zep
[ ]

2i1njew ap aujewoq

Jaw e| ap puoj ne O
saingJed04pAy,p sa21pu|

zeg ap sdwey> @D
ajiny,p sdweyy @

¥1°6 @1nb14

‘J[2p un 1s2 29s110)ne uou uononpoidar aynoy, — poun(y @

‘poung £10z @ ybuAdo)

289



Chapitre 9 ¢ Exemples de bassins pétroliers caractéristiques

290

Toute la partie proximale du delta est dans la zone a gaz pour les séries Akata. Cette
tendance se retrouve aussi pour les séries sus-jacentes. Les séries des alternances del-
taiques de la partie supérieure de la formation Agbada ont des maturités variables selon
les niveaux.

Ceci fait qu’il y a une grande variabilité de niveaux de diagenese organique pour une
série globalement plutdt apte a générer du gaz mais qui, comme nous 1’avons déja dit,
compense sa maigre productivité par son épaisseur et génere donc aussi des quantités
significatives d’huile.

En général, les bruts sont soit plutdt 1égers et paraffiniques (40° API), soit aux alen-
tours de 25° APL. Il y a donc deux familles d’huiles bien typées.

Les régimes de pression sont variables :

e dans la partie terrestre du delta du Niger et pour les séries des alternances del-
taiques Agbada, les réservoirs sont en général voisins de I’ hydrostatique, la produc-
tion est assurée par 1’expansion des gas caps et le support d’aquiferes actifs;

e au voisinage des bordures de plateformes, 1’apparition de séries beaucoup plus
argileuses et confinées crée des zones de sous-compaction. En général, on observe
une étroite corrélation entre hautes pressions et teneurs en séries argileuses au centre
du delta ainsi que sur certains fronts compressifs ou, en plus, la contrainte compres-
sive ajoute un certain degré de confinement.

Ces hautes pressions deviennent problématiques, tant pour la prospectivité que pour
la forabilité, en raison de problemes géomécaniques (faible garde avec la contrainte
minimale S3, ¢f. chapitre 3), méme si parfois en profondeur le couplage contrainte/
pression est d’une certaine aide.

Complexe imbriqué Bassin translaté Bassin stable en extension
>~ & ~ ~

Domaine en
surpression interne

. \
Hautes pressions Y
Tectonique compressive récente

. . .z \
Zone en contrainte, trés faillée \

“ Désequilibre de compaction

v

Figure 9.15 - Evolution des pressions: schéma théorique.

Localement, des phénoménes hydrodynamiques (centrifuges) affectent les réser-
voirs de types chenaux/lobes quand ils posseédent une certaine continuité.
C’est le cas de la zone de Bonga en domaine marin profond par exemple.
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) Exemple de bassin intra-cratonique: le bassin de Paris

c) Bilan volumétrique de I'exploration

Les chiffres des réserves 2P des principaux champs sont les suivants:
e Pour le Nigeria terrestre: nous avons environ 30 Gbep de réserves. Nous ne les
détaillons pas champ par champ, ce qui serait trop fastidieux.

L’ offshore traditionnel du Nigeria compte pour 16 Gbep.

La partie offshore trés profond du Nigeria compte pour 6 Gbep, qui se répartissent

dans les principaux champs suivants:

— complexe multi-champs de Bonga: 1,7 Gbep;

— Agbami: 1,1 Gbep;

— Ehra: 750 Mbep;

— Akpo: 700 Mbep;

— Egina: 500 Mbep;

— Usan: 300 Mbep...

I1 faut ajouter les ressources en gaz de Bosi (7 TCF) et de Nwa Doro (10 TCF).

e Pour la Guinée équatoriale :

— Zafiro: 1,2 Gbep;

— Alba: 1,4 Gbep.

e Pour le Cameroun: Concessions du Rio del Rey: 1,6 Gbep au total. Principaux
champs: Bavo-Asoma, Ekoundou, Kole...

Le PSY global du delta du Niger est de I’ordre de 1%, pour les hydrocarbures
conventionnels. Dans ce bilan, il faudrait bien siir chiffrer et intégrer en supplément les
volumes des ceintures bitumineuses.

En ce qui concerne le gaz du Nigeria, la production a commencé en 1976 pour le
marché local. L’usine de GNL de Bonny fonctionne depuis 1999, une seconde est pla-
nifiée (Brass LNG). Un projet est a I’étude au Cameroun (incluant les deux bassins du
Rio del Rey et de Douala).

Par ailleurs, un gazoduc opéré par Chevron relie le delta (terminal d’Escravos) a
Lagos puis vers le Bénin et le Togo ainsi que le Ghana depuis 2011.

@) Exemple de bassin intra-cratonique:
le bassin de Paris

4.1 Organisation tectono-sédimentaire
et contexte de |'exploration pétroliere

a) Localisation

Le bassin de Paris se situe dans la partie nord-est de la France sur une surface de
180 000 km?.

Le bassin de Paris et le bassin d” Aquitaine sont les deux principaux bassins sédimen-
taires et sont reliés par le seuil du Poitou.
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Figure 9.16 - Carte géologique de la France.

b) Histoire tectono-sédimentaire

Le bassin de Paris comprend des terrains post-carboniféres qui s’appuient sur le Massif
armoricain a I’ouest, le Massif central au sud, le massif des Vosges a I’est et le massif
des Ardennes au nord-est.

Les couches sédimentaires y sont disposées en auréoles avec, dans les parties internes,
les niveaux les plus récents, a peu preés au niveau de la ville de Paris.

Cette disposition est la conséquence de la subsidence (bien plus diffuse que dans
les deux exemples précédents) du centre du bassin épi-cratonique au Mésozoique et au
Cénozoique apres un épisode d’extension (rift) permien avant le soulévement accentué
des bordures orientales et septentrionales au Néogene lors de la phase alpine.

Les séries sédimentaires ont une épaisseur actuelle maximale de ’ordre de
3000 metres, ce qui en fait, des quatre exemples présentés, le bassin le moins subsident.
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1 roches métamorphiques

100 km Carbonifére

Figure 9.17 - Coupe géologique est-ouest du bassin de Paris.

c) Zonation structurale et exploration pétroliére associée

Les gisements pétroliers sont situé€s dans une zone circonscrite entre Saint-Dizier a ’est,
Epernay au nord, Rambouillet a I’ouest et Chiateau-Renard au sud.

Exception faite du Pays de Bray (avec un forage sec exécuté entre 1923 et 1927 sur

I’anticlinal de Bray, qui est une structure de surface située dans 1’ouest du bassin'),
I’exploration pétroliere proprement dite a commenceé dans les années 1950.

En 1951, les premiers permis sont accordés a la CEP et a la RAP (future EIf puis

Total) dans la partie centrale et orientale du bassin.

En 1955, d’autres permis sont obtenus par Fropex, Total, Pétrorep, Copesep puis

Shell.

Ce n’est qu’a la fin de cette décennie, en 1958 et 1959, que sont découverts:

le champ de Coulommes en Seine-et-Marne par Pétrorep, qui opére encore aujourd”hui
dans cette zone. Ce champ est situé sur une structure anticlinale de surface, le guide
majeur a I’époque, la sismique étant alors balbutiante ;

le champ de Chateau-Renard (Loiret), par Fropex dans le Néocomien (Hauterivien) ;
les champs de Chailly, Villemer, Grandville, par la RAP;

le champ de Saint-Martin-de-Bossenay par la Copesep, mis en production en 1959,
repris par Shell en 1962. Ce champ qui était en fin de vie a fait I’objet en 2007 d’une
campagne de puits horizontaux par la compagnie SMP, qui en a relancé brillamment
la production en la triplant.

Apres une pause au début des années 1970, 1’exploration a repris en 1975 avec de

nouvelles découvertes :

¢ Soudron (Marne) par la RAP;

e Villeperdue par Total et Triton en 1981 ;

e Trois-Fontaines par Eurafrep en 1982 (le seul gisement de gaz);

1. En 1954, un forage y produira de |’huile visqueuse non commerciale dans le Crétacé.
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e Chaunoy, prés de Melun en 1983, par Esso Rep, c’est le plus grand champ du
bassin de Paris. Ce succes mettra en exergue I’'importance de travailler sur les cor-
rections statiques de la sismique (pour distinguer des structures qui sont toujours de
tres faible ampleur), d’autant aussi qu’il y a des variations latérales de vitesses sis-
miques dans la craie sénonienne, ajoutant a la complexité d’identification des pieges;

e Vert-la-Gravelle, Dommartin-Lettrée, Fontaine-au-Bron, Vert-le-Petit, Vert-le-
Grand, Itteville (EIf Aquitaine).

Aux cotés d’Elf Aquitaine, Total, Esso Rep, BP, cohabitent de petits opérateurs, tels

Pétrorep, Coparex (maintenant Lundin), Eurafrep, Replor!, SMP...

Entre 1995 et aujourd’hui, les majors se sont retirées pour laisser la place a Coparex

(Lundin) et a Vermillion.

A partir de 2008, quelques tentatives ont lieu sur le Lias pour explorer des hydrocar-
bures de roches-meres par Toreador, sans grand succes et dans le contexte du moratoire
francais, interdisant la fracturation hydraulique.
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Figure 9.18 - Carte des principaux champs du bassin de Paris.

1. A Forcelles, au sud de Nancy, pour un gisement intra-Muschelkalk.
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) Exemple de bassin intra-cratonique: le bassin de Paris

4.2 Aspects pétroliers

a) Thémes pétroliers

Trois principaux thémes dominent la géologie pétroliére du bassin de Paris:
e Dogger;

e Rhétien (limite Trias et Jurassique);

e Trias (Keuper).

Dans le Dogger (dans le Bathonien plus précisément) on a affaire a des calcaires
oolithiques et bioclastiques. La répartition des facies est complexe avec des effets dia-
génétiques (cimentation) et de fracturation secondaire. Le niveau producteur se situe
au sommet du Bathonien: 1l est nommeé formation de la dalle nacrée, et est couvert par
les marnes du Callovien-Oxfordien.

Dans le Rhétien (Villeperdue), les réservoirs sont des gres fluvio-deltaiques a bonnes
caractéristiques pétrophysiques ; la zone des apports sédimentaires se situe au niveau du
mole du Brabant dans les Ardennes. Les gres s’étendent dans ’est de la Brie actuelle.
Les couvertures sont les argiles du Rhétien supérieur appelées argiles de Levallois.

Dans le Keuper, on a aussi des gres fluviatiles hétérogenes parfois discontinus et qui
sont également diagénétisés par des ciments dolomitiques. Ils s’étendent plutot dans la
partie ouest du bassin a la différence des gres rhétiens. Ils diminuent d’épaisseur sous
effet de mouvements eustatiques par rapport a la zone d’apport qui se trouve a I’ouest
vers le Massif armoricain, qui était émergé au Trias (rétrogradation). Ils sont consti-
tués d’alternances argilo-gréseuses divisées en deux sous-thémes séparés par une série
appelée argiles intermédiaires: les gres de Chalain / Chailly-Chaunoy et les gres de
Donnemarie. Les couvertures sont assurées par les argiles bariolées du Keuper pour le
premier sous-théme. Pour le second, le piégeage ne fonctionne que si les argiles inter-
médiaires dépassent 50 metres d’épaisseur.

Des themes plus marginaux existent aussi dans le bassin de Paris:

e gres néocomiens de Chateau-Renard, dans le sud du bassin, qui sont des équivalents
stratigraphiques des gres des facies purbeckiens (Hauterivien-Néocomien) du bassin
d’Aquitaine ;

e calcaires Lettenkohle du Muschelkalk (gisement d’huile a Forcelles dans les contre-
forts des Vosges, gisement de Trois-Fontaines pres de Saint-Dizier).
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Figure 9.19 - Charte stratigraphique synthétique du bassin de Paris.
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) Exemple de bassin intra-cratonique: le bassin de Paris

b) Systémes générateurs et régimes de pression

La roche-mére principale du bassin de Paris correspond aux niveaux argilo-marneux
du Lias:
e niveaux argilo-marneux du Lias terminal, ou Toarcien, appelés aussi formation des
schistes cartons, c’est la référence historique du type II de roche-mére (cf. chapitre 2);
e niveaux du Pliensbachien-Lotharingien;
e niveaux du Sinémurien-Hettangien.
Le niveau supérieur, Toarcien, est assez riche en matiére organique avec des S2;
(cf. § 3.3 du chapitre 5) moyens a tres bons, un IPRM (c¢f. § 10.2 du chapitre 7) de
I’ordre de 1,3 Mt/km?Z.

Le niveau moyen, pliensbachien-lotharingien, est riche mais avec de faibles S2; et des
épaisseurs plus importantes que le Toarcien, qui font que I'IPRM est du méme ordre.

Enfin le niveau de la base du Lias a une productivité initiale bien plus faible, de
I’ordre de 0,5 Mt/km?.

Une roche-mére associée au Carbonifére existe également, comme classiquement
dans cette partie de I’Europe, et a pu fonctionner efficacement treés localement sur les
franges du bassin (a 1’origine du gisement de gaz de Trois-Fontaines), la maturation de
cette roche-mere s’effectuant trop tot ailleurs par rapport a I’4ge de formation des pieges
pétroliers (probleme de timing).

Pour évaluer le fonctionnement de ces niveaux roches-meres du Lias au cours du
temps, il faut tenir compte de 1’érosion alpine qui affecte les séries crétacées supé-
rieures et tertiaires en bordures est (plus de 400 metres) et sud-est, et donc reconstituer
les cartes a leur niveau d’enfouissement maximal (voir pour cela la méthodologie sur
le paléo-enfouissement et les aires de drainage présentée au paragraphe 2 du chapitre 7
et dans I'encart 7.2).
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Figure 9.20 - Carte de quantités expulsées par les schistes cartons
intégrant les hypothéses d'érosion alpine dans le bassin de Paris. Document Total.

De fait, les roches-meres liasiques sont remarquablement placées (systémes généra-
teurs et thémes superposés) pour charger per descensum le Rhétien et le Keuper ainsi
que le Dogger per ascensum.

Le chargement en hydrocarbures est centrifuge plutdt que vertical et se fait latérale-
ment (per laterum) depuis le pool d’expulsion liasique (figure 9.20).

Les pressions en réservoirs sont généralement hydrostatiques.

On pourra noter que c’est une des conditions bien connues de 1’efficacité en produc-
tion des bons themes d”hydrocarbures de roches-meres et qu’elle manque ici...
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Les roches-meres liasiques ne sont pas en surpression; autrement dit, la question
légitime a poser est la suivante : y a-t-il un theme d’hydrocarbures de roches-meres dans
le bassin de Paris ?

La configuration géométrique en cuvette du bassin fait naftre un hydrodynamisme
centripéte (météoritique, par gravité) qui se propage d’est en ouest.

Cette configuration hydrogéologique est notable au niveau de la zone de Villeperdue
(avec un tilt mesuré de 4 meétres par kilometre), le point d’entrée des eaux se situe sur
I’impluvium (contact au sol atteint par les précipitations, pluie et neige) des affleure-
ments du Dogger. Le point de sortie est diffus, probablement présent au niveau des
affleurements occidentaux.

Les phénomeénes artésiens typiques de la mise en charge centripéte des bassins sont
bien connus dans le bassin de Paris, en raison de cette topographie en cuvette.

c) Bilan volumétrique de I'exploration

Le total des réserves 2P initiales du bassin de Paris est de 310 Mbep.

Les principaux champs sont, par ordre d’importance, Chaunoy (83 millions de barils),
Villeperdue (52 millions de barils) et Itteville (23 millions de barils).

Les deux opérateurs majeurs actuels du bassin de Paris sont Vermillion et Lundin.

Le PSY calculé est de 2% (1,4 Gbep accumulé pour 65 Gbep générés), alors que le
SPI du Lias est de 0,6 4 1,5 Mt/km?2, ce qui fait de ce bassin, comme le bassin d’ Aqui-
taine présenté plus bas, un des «bons éleves» des calculs quantitatifs mondiaux, en
termes de rendement de systeme pétrolier.

) Exemple de bassin d'avant-pays:
les bassins nord et sud-pyrénéens

5.1 Organisation tectono-sédimentaire
et contexte de |'exploration pétroliére

a) Localisation

La chaine des Pyrénées et ses avant-pays septentrional et méridional se situent sur
deux pays, la France et I’Espagne. Les avant-pays pétroliers sensu strico occupent des
surfaces respectivement de 1’ordre de 35000 km? (au nord) et 15000 km? (au sud)
(cf. figure 9.16).

b) Histoire tectono-sédimentaire

L’évolution de la chaine pyrénéenne et de ses bassins d’avant-pays témoigne d une his-
toire tectono-sédimentaire complexe, polyphasée et jalonnée d’événements et de cycles
majeurs dont on retiendra principalement :
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e I’héritage hercynien, dévono-carbonifére, dont le grain structural (plis, failles, blocs
et massifs granitiques) va fagonner 1’évolution ultérieure ;

e le rifting intra-continental du Permo-Trias ;

e l'ouverture océanique avortée du Crétacé inférieur et les phénomenes gravitaires
associés ;

e la transtension sénestre E-W du Crétacé supérieur;

e la tectogenese inter-plaques (ibérique et européenne) lors de I’'Eocene, qui se traduit
par un raccourcissement de I’ordre de 80 a 100 kilometres ;

e enfin I’orogenese néogene et quaternaire, qui conduit a 1’élaboration des reliefs pyré-
néens actuels.

c) Zonation structurale et exploration pétroliére

La chaine des Pyrénées appartient au systéme alpin et résulte de la compression née de
I’affrontement de la plaque 1bérique, située au sud, et de la plaque européenne, localisée
au nord.

La chaine des Pyrénées et ses avant-pays septentrional et méridional peuvent étre
divisés en neuf unités structurales distinctes, qui sont les suivantes du nord au sud:
¢ la plateforme du Médoc, placée dans le sud de I’arche de la Gironde, est un domaine

a série sédimentaire peu épaisse et constituée de terrains du Crétacé supérieur et du

Tertiaire, reposant sur une série jurassique et triasique réduite ;
¢ le sous-bassin de Parentis, a série sédimentaire épaisse, est affecté par des struc-

tures plicatives qu’accompagnent des mouvements saliféres (sel du Trias) récents,

pyrénéo-alpins, reprenant une tectonique gravitaire d’age crétacé ;

e le seuil des Landes représente un domaine intermédiaire, pourvu de structures sali-
feres de grande longueur d’onde et d’une série jurassique et crétacée pelliculaire ;

¢ la plateforme nord-Aquitaine, dont la sédimentation ne comprend pas de Crétacé
inférieur et ou I’on distingue des structures halocinétiques importantes ;

e la zone sous-pyrénéenne ou avant-pays plissé nord, formé des deux bassins dits de
I’Adour et du Comminges. Ce sont des bassins losangiques a forte empreinte d’une
tectonique gravitaire sur sel et naturellement d’une tectonique plicative pyrénéo-
alpine qui se traduit par la formation de chevauchements aveugles et de structures
plus ou moins diapiriques, déversées vers le nord. Cette zone est bordée au sud par
le front de chevauchement nord-pyrénéen;

e la zone nord-pyrénéenne, caractérisée par la présence de chevauchements et de plis
a vergence nord. Dans sa partie méridionale, elle est affectée par un faible métamor-
phisme accompagné de schistosité. Elle est bordée au sud par la faille nord-ibérique,
qui la sépare de la haute chaine et correspond a un changement des vergences des
accidents chevauchants de nord a sud. Intensément déformée, elle est aussi métamor-
phisée et injectée de lherzolites. C’est dans son prolongement oriental que se situe la
nappe des Corbieres a vergence nord ;

¢ la haute chaine des Pyrénées comprend les plus hauts sommets. Elle porte a I’af-
fleurement des formations paléozoiques qui ont €té plissées pendant 1’orogenese
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hercynienne et reprises lors de la compression pyrénéo-alpine. Elle conserve aussi

des séries permiennes et néo-crétacées qui constituent une couverture discordante

discontinue ;

e la zone sud-pyrénéenne présente une couverture sédimentaire réduite, formée de
Mésozoique dans le bassin espagnol central de Graus-Tremp et de Paléogene dans le
bassin espagnol plus occidental de Jaca. Cette zone porte les nappes a vergence sud
de Gavarnie, du Cotiella et de la Pedraforca. Elle est bordée au sud par le chevau-
chement frontal sud-pyrénéen, qui court le long des Sierras Marginales aragonaises
et catalanes ;

e enfin, le bassin de I’Ebre comprend, au sud, des séries marines et continentales
réduites et peu plissées, datées du Trias, du Crétacé supérieur et du Tertiaire.

Dans ce contexte, I’exploration pétroliere a débuté des avant la Seconde Guerre mon-
diale pour vivre un pic dans les années 1970-1990 et ensuite s’essouffler graduellement
faute d’objets.

A peu prés toutes les zones structurales citées ci-dessus ont été explorées, conduisant
a I’émergence d’une belle province pétroliere, méme si le taux de succes n’est finale-
ment pas tres €leve.

La sismique 3D, appliquée de facon trés précoce, n’a toujours pas permis de faire
un saut technologique, surtout dans les domaines les plus tectoniquement complexes.

Les compagnies meres du groupe Total (RAP-Elf et SNPA), avec les découvertes de
Saint-Marcet puis Lacq, Meillon, etc., et Esso Rep, avec les découvertes de Parentis,
Cazaux, Lavergne, etc., qui avaient été les pionniers au début des années 1950 prin-
cipalement, ont fini par revendre dans les années 1990 et 2000 tous leurs actifs a des
indépendants nord-américains (Vermillion notamment).

5.2 Aspects pétroliers

Les zones dans le nord et le sud des Pyrénées, structuralement trés contrastées comme
nous venons de le rappeler, offrent €également des panoramas pétroliers étonnamment
différents.

Le bassin de Tremp, en Espagne, contient du Jurassique, comme dans la zone
nord-pyrénéenne.

En revanche, le bassin de Jaca, également en Espagne, rempli essentiellement d’Fo-
cene et d’Oligocene, n’en possede pas du tout.

Dans le nord des Pyrénées, les séries condensées des calcaires de Lons, appelés
aussi calcaires a Lituolidés, du Kimméridgien, constituent la principale roche-mere. Ils
se développent et se correlent facilement sur pratiquement tout I’ensemble aquitain, a
I’exception des seuils entre les sous-bassins évoqués plus haut.

On peut ainsi les retrouver et les observer jusqu’aux affleurements du Quercy, sur les
épaulements du Massif central, ou ils constituent la formation dite de Catus.
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Exemple de bassin d'avant-pays: les bassins nord et sud-pyrénéens

a) Le bassin de |'Ebre et le nord de I'Espagne

Ces bassins comportent quelques rares gisements exigus.

Bien que des forages pétroliers aient été entrepris a terre des les années 1950 dans
les bassins espagnols sud-pyrénéens, I’exploration-production des hydrocarbures y est
restée relativement pauvre en résultats significatifs, a I’exception du gisement de gaz
sec, découvert par les puits de Serrablo en 1978 et mis en production en 1984.

Ce petit gisement appelé aussi Jaca (40 BCF, billion cubic feet) est piégé dans des
turbidites €ocenes emboitées (cing niveaux).

La roche-mere est yprésienne, de type III continental.

Les dépots turbiditiques carbonatés du gisement de Jaca-Serrablo, constituent de
mauvais réservoirs matriciels mais développent de la microfracturation qui améliore de
facon spectaculaire la productivité.

Des indices d’huile sont également signalés dans la région de Jaca sur quelques
affleurements et pourraient étre significatifs d’huiles immatures d’origine lacustre, a
roche-meére également éocéne.

Beaucoup plus a I’ouest, dans I’ offshore cantabrique, le gisement de gaz a condensat
de Gaviota a été découvert en 1980, dans des calcaires de plateforme du Cénomanien,
fracturés a microfracturés, reposant sur du Permo-Carbonifére. Le gaz est d’origine
carbonifére ; la roche-meére appartient vraisemblablement au Stéphanien du substratum.

Les réserves initiales 2P de ce champ dont la production, commencée en 1986, a été
abandonnée en 1994, étaient de 1’ordre de 220 BCF de gaz et de 5 millions de barils de
condensats, dont pres des deux tiers ont été produits.

Ces deux gisements sont désormais utilisés comme des stockages de gaz du réseau
de distribution espagnol.

La recherche pétrolicre, menée depuis 1952 dans les bassins sud-pyrénéens par des
opérateurs espagnols et francais, n’est donc finalement parvenue a mettre au jour que
ces deux «pépites », dont les volumes de réserves cumulées sont de 50 millions de barils
équivalent pétrole, et qui ont fonctionné a partir de systemes pétroliers que 1’on peut
qualifier de relativement marginaux et restreints.

Pres de Burgos, le gisement d’ Ayoluengo, qui est encore en production (150 barils
par jour d’huile) dans des facies clastiques tithoniens a hauteriviens, vient s’ajouter a
cet inventaire et présente I’avantage de se situer tout pres des affleurements des com-
posantes de son systeme pétrolier (réservoir, couverture, roche-mere), ce qui permet
une excellente visite pédagogique en surface (accessible par la route) et en subsurface.

Le gisement a été couvert par une sismique 3D de bonne qualité.
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Ayoluengo oil field Zamanzas Valley

Albian-Cenomanian sandstones

-_T-.:—s Up. Jurassic — Low. Cretaceous 3 T
—_— ¢ Tarsands @ Oil producing interval

Liassic-Dogger carbonates
¥ Liassic source rock @ Oil shows

a—
Triassic evaporites

Figure 9.22 - Coupe passant par le gisement d’Ayoluengo.
Avec la permission de AGGEP et Jorge Navarro Comet.

b) Le bassin d’Aquitaine

Ce bassin comporte deux provinces pétrolieres de classe européenne.

Coté frangais, deux provinces pétrolieres ont émerge depuis la Seconde Guerre mon-
diale en termes d’exploration-production: le bassin de Parentis, essentiellement a huile
(350 millions de barils de réserves initiales 2P cumulées, dont Parentis: 210 millions
de barils) et les bassins sud-aquitains (Adour-Comminges) surtout a gaz (11,5 TCF de
réserves 2P cumulées, dont Lacq: 8 TCF) et a huile (120 millions de barils de réserves
2P cumulées).

C’est ainsi un total de 2,5 milliards de barils équivalent pétrole (Gbep) qui a été
mis en évidence dans ce domaine nord-pyrénéen ; soit 50 fois plus qu’au sud. La dis-
proportion est énorme.

L’explication de ce déséquilibre tient essentiellement a I’existence du systéme pétro-
lier du Kimméridgien et a son fonctionnement polyphasé dans le nord des Pyrénées,
alors que dans le sud la roche-mere kimméridgienne est trés souvent érodée, ou bien
passe latéralement a des facies plus internes et dépourvus de potentiel pétroligene.

On observe aussi que la phase d’extension albienne a 1’origine des structures (les
pieges) en zone septentrionale n’est pas ou peu active en zone méridionale puisque 1’on
se trouve en bordure de la marge ibérique dans le sud du domaine de rifting crétacé de
la marge européenne.

De surcroit, compte tenu de la typologie des pieges, de la migration des hydrocar-
bures sur de courtes distances, le plus souvent verticales, le systeme pétrolier associé
a la roche-mere du Kimméridgien est probablement trés efficace (au sens de son ren-
dement quantitatif), bien que sa capacité générative initiale SPI ou IPRM (cf. § 10.2
du chapitre 7) soit tout a fait modeste (inférieure & 3 millions de tonnes au km?) en
référence a d’autres roches-meres mondiales telles celles du Néocomien-Barrémien du
Bas-Congo (cf. § 2).
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Figure 9.23 - Le contexte pétrolier péri-pyrénéen.
Document J.-J. Biteau, revue de 'UFG.

Le PSY est de 12 %, ce qui est remarquable dans ce contexte et expliquable par la
superposition directe de roches-meres et themes ainsi que par les chemins de migrations
verticaux que confirme la répartition des champs et des aires de présence de la roche-
mere mature (figure 9.24).

A ce systeme pétrolier jurassique principal s’ajoutent localement les systemes géné-
rateurs suivants, d’efficacités et de répartitions beaucoup plus marginales:
¢ le Rhétien (dolomie de Carcans), qui est une roche-mere pénésaline, a 1I’origine d’un
systeme pétrolier tres «ramassé» puisqu’il inteégre une roche-mere in situ, un réser-
voir et sa couverture sur un intervalle épais d’une cinquantaine a une centaine de
metres. C’est le systéme pétrolier a I’origine du champ de Laméac en bordure du
bassin de Tarbes ;
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¢ le Lias marneux, a I'origine par exemple du gisement de Saint-Marcet dans le
Comminges (260 BCF);

e le Barrémien (calcaires a2 Annélides), dont le fonctionnement vient s’ajouter a celui
du systeme jurassique et qui développe localement des facies générateurs pénésalins
(Lacq, Pecorade, Vic Bilh);

¢ 1’Albien marneux (gisement de Ledeuix 1: 4 BCF, dans des épisyénites albiennes) ;

e 1'Yprésien, roche-mére de type III continental, a I’origine du modeste gisement de
Ger 101 dans le bassin de Tarbes (3,7 BCF).

Dans la partie sud-aquitaine, la présence d’un «stock » d’anhydrite important dans
le Barrémien ainsi que dans les évaporites du Trias et du Lias est a ’origine de la pré-
sence d’hydrogéne sulfureux (H,S) dans des proportions qui peuvent dépasser 15 % du
gaz total des champs (Lacq profond).

En revanche, le systeme pétrolier qui fonctionne a I’est dans la zone du bassin du
Comminges est dépourvu d’hydrogene sulfureux faute de ce stock d’anhydrite.

Dans le bassin de Parentis, le Barrémien ne possede pas ces facies anhydritiques
internes et ainsi pratiquement toutes les huiles ne renferment pas d’hydrogéne sul-
fureux, dont I’origine réside dans les réactions de thermo-sulfato-réduction entre les
molécules de méthane et d’anhydrite (cf. chapitre 2).

I1 est a noter qu’en raison d’une €rosion du Barrémien le gisement de Rousse, situé
au sud de Meillon, ne contient pas non plus d’hydrogene sulfureux.

Enfin, on peut faire 1’observation que le gisement crétacé supérieur de Lacq supé-
rieur, qui résulte d’une dysmigration d’huile lors de la mise en charge de Lacq profond
et de son hydrofracturation a un stade précoce, contient des anhydrites barrémiennes
qui témoignent aussi du processus de cette fuite massive intervenue au Paléocéne par
circulation de mélanges de fluides minéralisés et pétroliers.

Les pressions sont généralement hydrostatiques a 1’exception notable de Lacq
profond, dont la pression initiale était de 675 bar.a (bars absolus) alors que la pression
d’abandon est de I’ordre de 30 bar.a.

Pour un réservoir situé vers 3000 m, la surpression s’explique par I’absence d’aqui-
fere et I’encapsulement de 1’accumulation qui se développe sur une colonne de plus de
3000 m verticaux.
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Les thémes pétroliers (couples réservoirs/couvertures) des bassins nord-pyré-

néens sont les suivants, énumérés du plus ancien au plus jeune:
e le Rhétien: dolomie de Carcans, constituée de facies pénésalins qui sont alimentés

par des roches-meres du méme age, en contact. Seul le champ de Laméac, marginal
en termes de réserves (moins de 60000 barils produits), est connu pour ce théme ;
I’Oxfordien-Kimméridgien : dolomie de Meillon, constituée de dolomies vacuo-
laires et fracturées, idéalement placées sous les facieés roches-meres qui en assurent
aussi localement la couverture. De caractéristiques réservoirs matriciels tres
médiocres, ces niveaux produisent leur gaz grace a leur fracturation (gisement de
Meillon-Saint Faust 2,1 TCEF, et satellites);

le Tithonien : dolomie de Mano (le lithostratotype se trouve dans le bassin de Parentis
au puits de Mano-1), correspondant a de mauvais réservoirs matriciels dolomitiques,
également fracturés, situés au-dessus des calcaires de Lons. C’est, avec le Barrémien,
le réservoir principal du gisement de Lacq et ce que I’on peut considérer, en termes de
volumes équivalents pétrole, comme le theme prolifique dans le nord des Pyrénées.
Il s’agit d’un réservoir carbonaté diagénétisé secondairement qui développe ainsi un
systeme de double porosité et double perméabilité. Dolomies de Meillon et de Mano
sont observées a I’affleurement dans les chafnons béarnais (figure 9.25);

e Double porosite e Fracturation
e Faibles caractéristiques matricielles (porosité 2 a 4 %) e Corridors avec K > 200mD
Ke:5a200 mD

102 mD

Figure 9.25 - Réservoirs jurassiques: dolomies de Meillon et de Mano.

le Néocomien (Berriasien a Hauterivien-Valanginien): ces formations gréseuses
se limitent aux zones de Lacq et aux zones d’ Arcachon et de la bordure sud du bassin
de Parentis. On considere qu’elles constituent des themes significatifs seulement dans
ces deux derniers domaines ou on les connait surtout sous les dénominations de
Purbeckien (réservoir) et de Wealdien (couverture). Les gisements sont modestes
(< 10 millions de barils de réserves 2P) a I’exception de Cazaux: 40 a 100 millions
de barils;

le Barrémien: il s’agit du second theme du bassin nord-pyrénéen par ordre d’im-
portance des réserves. En effet, 1l participe par ses quelques niveaux générateurs a
I’accumulation du gisement de Lacq, a celles des gisements d’huile et gaz de Vic Bilh
et de Pécorade en Aquitaine sud, et surtout a celle du gisement de Parentis (de 1’ordre
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de 200 millions de barils), plus gros gisement d’huile francais. Les réservoirs sont
le plus souvent associés a des calcaires dolomitiques et développent localement des
facies karstifiés secondairement dolomitisés (Parentis). L’ Aptien calcaire ou locale-
ment détritique participe parfois aussi aux accumulations (bassin de Parentis) ;

e I’Albien: des récifs piegent parfois les hydrocarbures comme & Mimizan nord dans
le bassin de Parentis. Dans ce méme bassin, des turbidites structurées au-dessus du
Purbeckien a huile du champ de Cazaux contribuent aussi aux productions de facon
significative. De fagon plus marginale, on note, dans la zone plissée au sud de Lacq,
la présence de roches volcaniques intrusives (teschénites) qui ont fourni localement
une production de gaz sec, non acide (cas du puits de Ledeuix 1). Ce gaz est pro-
bablement généré par les marnes albiennes, qui constituent 1’encaissant des filons
volcaniques plus ou moins stratiformes ;

e le Crétacé supérieur: il s’agit de dépdts associés aux plateformes sénoniennes, qui
ont localement pu piéger des hydrocarbures a I’aplomb de structures jurassiques
(gisement de Lagrave, 25 millions de barils ; gisement de Lacq supérieur, 29 millions
de barils) dans le Bassin d’Arzacq. Tres localement aussi, des breches développent
des facies réservoirs dans cet intervalle du Crétacé supérieur : breche de Soumoulou
(éléments de plateforme remaniés dans le flysch a I’aplomb du gisement de Meillon-
Saint Faust), breche de cap-rock salifere de Saint-Marcet, gisement de gaz en com-
munication avec le Jurassique sous-jacent également réservoir. Il est a noter que
le gisement de Lacq supérieur est alimenté verticalement par une dysmigration par
hydrofracturation du gisement d’huile initial de Lacq profond au cours du Paléogene.
Cette fuite est attestée tant par une signature soufrée de I’huile que par la présence
d’anhydrites d’origine barrémienne ayant flué en solutions;

o I'Eocéne: il s’agit des turbidites clastiques déposées dans le bassin de Tarbes en aval
de la plateforme yprésienne (gaz sec de Ger 101, bons réservoirs, piege a composante
stratigraphique).

Les piéges pétroliers résultent de 1’histoire géodynamique polyphasée décrite
précédemment.
Cette histoire tectono-sédimentaire est fortement influencée par le jeu des directions

N20, N50-70, N 110, N160, héritées du socle paléozoique.

La distension crétacée a permis d’initier sur ces directions structurales des paléos-
tructures souvent raftées (Meillon, Rousse par exemple).

Ces structures initiales ont été ensuite plus ou moins réactivées lors de la transten-
sion-transpression du Crétacé supérieur et lors de la compression pyrénéo-alpine.

La migration des hydrocarbures vers ces piéges s’est produite a partir de I’ Albien
jusqu’a la période actuelle, depuis des systemes générateurs énumérés plus haut. Elle
varie d’un champ a ’autre, les plus précoces étant les gisements de gaz situés au sud,
les plus récents étant les gisements d’huile situés au nord.
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Pour ce qui concerne les réserves de chacun des gisements, on se reportera utilement
aux références bibliographiques et aux bibliothéques de données fournies par certains
contracteurs.

En ce qui concerne I’exploration, force est de constater que tant le contexte écono-
mique que la maturité de cette province laissent peu de place a un futur radieux, car
|’effort énorme et opiniatre des compagnies jusque dans les années 2000 n’a pas révélé
de réduit pétrolier significatif.

Actuellement, les deux compagnies majeures du bassin aquitain sont Vermillion et
Lundin.

Coté espagnol, il n’y a aucun champ subsistant en production, excepté Ayoluengo.

La découverte du gisement de Lacq profond en 1951 a ouvert la voie a I’exploration
de la région de Pau.

Son développement puis sa premiere production de gaz en 1957 ont été permis par la
construction d’une usine de désulfuration unique au monde a I’époque.

Les unités de thiochimie créées a I’intérieur de I’usine de Lacq ont constitué aussi un
débouché important, notamment via le port de Bayonne.

La production du champ s’est terminée en 2013 avec le bouchage définitif des puits
de production.

Plus au sud, le gisement de Rousse trouvé en 1967 a fait I’objet post-exploitation
d’une expérimentation pilote de séquestration du dioxyde de carbone durant trois
années.

Figure 9.26 — Affleurement de dolomie de Meillon.
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Figure 9.27 - Charte stratigraphique et pétroliére (réservoirs, couvertures

et roches-méres) du bassin nord-aquitain. Document J.-J. Biteau, revue de I'UFG.
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Ressources
et réserves
d’hydrocarbures

|ntr0ducti0n ................................................................................................................................... :

Le but de ce chapitre est de montrer comment, dans un cadre assez contraignant (incer-
titudes, risques, regles, etc.), on tente de quantifier les ressources pétroliéres a différentes
échelles: champ ou prospect, bassin, province pétroliere, voire continent et au niveau
mondial. Une telle estimation est menée dans le but de connaitre les réserves, de piloter
les productions, de comparer |'offre et la demande, et en définitive les perspectives de
I'économie mondiale...

I Objectifs | E— ., e __:

(e les principales définitions. €D Définitions et méthodes

les méthodes d'évaluation d'évaluation des gisements
de gisements et de prospects, B Méthodes d'évaluation

des ressources prospectives

E) Profils mondiaux d'huile
et de gaz

) Notions de yet to find

ainsi que les perspectives de ressources
et de productions a |'échelle mondiale.

o Définitions et méthodes d’évaluation
des gisements

1.1 Définitions et méthodes d'évaluation établies
dans l'industrie mondiale

C’est a partir des années 1930 que le besoin de standardiser les définitions s’est fait
sentir, notamment aux Etats Unis, sans cependant déboucher sur la publication de
conventions écrites et bien définies.

La SPE (Society of Petroleum Engineers) a publié les premieres regles des catégories
de réserves en 1987, appuyée la méme année par le WPC (World Petroleum Congress).
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Ces deux organismes ont mis a cette époque en commun leurs efforts de rédaction
de regles centralisées.

En 2000, I’AAPG (American Association of Petroleum Geologists) les a rejoints
pour éditer de nouvelles regles en 2001 puis des guides d’application en 2007.

Les ressources et réserves y sont clairement définies suivant le tableau de la
figure 10.1.

PRODUCTION

RESERVES §

1P 2P 3P

Commercial

Prouve

Probable Possible

RESSOURCES
CONTINGENTES

Découvert

1C 2C 3c

Sub-commercial

IRRECUPERABLE

RESSOURCES
PROSPECTIVES

Pétrole total initialement en place

Estimation Meilleure Estimation
basse estimation haute

IRRECUPERABLE

Augmentation des chances de succés commercial —>

Non découvert

Portée de l'incertitude

Figure 10.1 — Systéme de classification des ressources SPE-WPC-AAPG-SPEE".

La ressource désigne la quantité totale de pétrole existante, qu’elle soit extractible
ou non, découverte ou non. Les ressources en pétrole sont les volumes d’hydrocar-
bures présents dans un réservoir ou un champ ou un bassin ou un pays voire au niveau
mondial.

Les réserves sont les quantités de pétrole qui sont anticipées comme étant commer-
cialement récupérables dans le cadre de projets sur des accumulations bien définies en
volumes, a une date donnée et sous des conditions bien formulées.

Pour cela, elles doivent satisfaire quatre critéres: elles doivent étre découvertes,
récupérables et commerciales (économiques, développement décidé, accepta-
bilité...) et évaluées (a une date donnée) en fonction des projets de développement
décidés.

1. SPEE: Society of Petroleum Evaluation Engineers.
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On distinguera les champs qui sont en début de production, appelés aussi green
fields, de ceux qui se trouvent en fin de production, champs matures ou brown fields.

Elles sont classées en accord avec le niveau d’incertitude des estimations, sous-
classifiées d’apres la maturité du projet, et caractérisées par le statut du développement
et de la production.

Les ressources contingentes sont estimées comme celles qui seront & une certaine
date potentiellement récupérables a partir d’accumulations découvertes, mais dont les
projets ne sont pas considérés comme matures pour un développement commercial
(économique) du fait de certaines dépendances (de données complémentaires ou de
développement d’autres gisements) et de certaines incertitudes.

Ces ressources incluent des projets pour lesquels il n’y a pas a présent de marchés
viables ou bien pour lesquels une récupération économique dépend de technologies en
cours de développement ou bien enfin des accumulations dont I’évaluation n’est pas
suffisante pour estimer correctement leur caractere économique.

Les ressources prospectives correspondent aux quantités récupérables qui pour-
raient étre développées dans le futur parmi les volumes non découverts d”hydrocarbures
en place qui, a une date donnée, sont supposés €tre mis en évidence au sein d’accumu-
lations a découvrir (notion plus restrictive que le yet to find prospectif, évoqué plus bas,
car ce dernier inclut ce qui est calculé a partir de la dotation roche-mere, cf. chapitre 7).

Ces ressources ont par nature une probabilité de découverte ainsi qu’une probabilité
d’étre développées. On sépare parfois les deux notions en probabilité ou chance de
succés (PS ou PoS, pour probability of success, ou CoS, pour chance of success) et
probabilité d’occurrence (PO), cette derniere étant la probabilité d’un développement
économique.

Le pétrole non récupérable est la partie découverte ou non découverte de quantités en
place considérées, a une certaine date, comme ne pouvant pas étre récupérées. Une cer-
taine portion d’entre elles pourrait devenir récupérable dans le futur si les circonstances
économiques changeaient ou si des développements technologiques se produisaient,
mais la partie résiduelle pourrait ne jamais étre récupérée pour des raisons physico-
chimiques, correspondant a des pressions ou a des réactions physico-chimiques (pour
les saturations résiduelles) en subsurface des fluides et des roches-réservoirs.

La récupération ultime (estimated ultimate recovery ou EUR, cf. chapitre 7) n’est
pas un terme qui correspond a une catégorie de ressources donnée mais ¢’est un terme
qui s’applique a une accumulation ou a un groupe d’accumulations (découvertes ou non
découvertes) pour définir des quantités de pétrole qui sont potentiellement récupérables
a une échéance donnée sous certaines conditions techniques et commerciales et incluant
les quantités déja produites.

Les catégories de réserves: les termes de low, best et high utilisés pour les res-
sources sont remplacés par 1P, 2P et 3P, qui correspondent respectivement aux réserves
prouvées (1P), prouvées plus probables (2P) et prouvées plus probables plus possibles
(3P).
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De méme fagon, pour les ressources contingentes, on parle de 1C, 2C et 3C. Ces caté-
gories sont les strictes équivalences des 1P, 2P et 3P, la lettre «C » signifiant contingent.

Les réserves prouvées 1P correspondent aux quantités d”hydrocarbures qui, apres
analyse des données apportées par les géosciences et les réservoirs, sont estimées avec
une certitude raisonnable comme pouvant étre économiquement récupérables et donc
développables. Elles sont liées de facto a la décision d’investissement de la compagnie
pétroliere opératrice concernée, ¢’est-a-dire a la décision de mettre en production I’objet
pétrolier considéré.

Dans ce contexte, si des méthodes probabilistes sont utilisées, il y aura une proba-
bilité de 90 % que les quantités récupérées égalent ou dépassent les estimations 1P.

Les réserves probables sont celles, complémentaires des précédentes, dont 1’ana-
lyse des données géosciences et réservoirs indiquent qu’elles sont moins certaines
d’étre récupérées que les réserves prouvées précédentes mais plus certaines que les
réserves possibles. Il est aussi raisonnablement certain que les quantités d’hydrocar-
bures actuellement restantes seront au moins €gales a la somme des réserves prouvées
plus probables (2P).

Dans ce contexte, il y a au moins 50 % de probabilité que les quantités récupérées
soient égales ou bien excedent I’estimation 2P.

Les réserves possibles sont celles complémentaires dont 1’analyse des données géo-
sciences et réservoirs indique qu’elles ont moins de chances d’étre récupérées que les
prouvées et les probables.

Il est également probable que les quantités ultimes récupérées lors du projet aient une
faible probabilité (10%) de dépasser la somme des réserves prouvées plus probables
plus possibles (3P), qui sont équivalentes du scénario haut.

Dans ce contexte, si des méthodes probabilistes sont utilisées, il y aura une proba-
bilité de 10 % que les quantités récupérées égalent ou dépassent les estimations 3P.

Les réserves apportées par les méthodes de récupération assistée ou secondaire (IOR
ou improved oil recovery, EOR ou enhanced oil recovery) sont celles qui, au-dela de
la récupération primaire d’hydrocarbures, permettent de stimuler la performance des
réservoirs, en utilisant I’injection d’eau ou bien des procédés secondaires ou tertiaires,
physico-chimiques.

Les méthodes IOR sont définies par le forage de puits supplémentaires, la réduction
de leur espacement, voire quelques actions au niveau des installations (compression...).

Les méthodes EOR correspondent aux techniques mises en ceuvre au-dela de 1’in-
jection d’eau ou de ’injection de gaz classique, c’est-a-dire aux procédés chimiques,
thermiques, eau modifiée, WAG (water alternating gas), miscible gas injection, soit en
secondaire ou en tertiaire (c’est-a-dire apres injection d’eau par exemple).

Parfois les deux termes sont improprement employés comme synonymes alors qu’ils
recouvrent deux approches technologiques différentes de la récupération assistée du
pétrole.
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Figure 10.3 - Exemple de productions et de phasage d'un champ pétrolier.
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Les projets d’EOR et IOR doivent étre soumis aux mémes critéres et définitions
technico-économiques que les projets en récupération primaire.

D’autre part, le projet doit étre réalisé dans un délai raisonnable (cinq années), des
délais supplémentaires devant dans ce cas étre judicieusement justifiés.

Les ressources non conventionnelles sont présentes sur de grandes surfaces sans
circulations hydrodynamiques du fait des faibles mobilités (ratio perméabilité/visco-
sité), ce sont des niveaux appelés parfois continuous-type deposits, dont la traduction
littérale en frangais serait « gisements d’extension continue ».

On cite:

e le gaz de charbon;

e les basin centered gas, qui sont des accumulations de gaz piégées par des variations
de perméabilité latérales en fond de bassin ;

e les hydrocarbures de roches-meres, les hydrates de gaz (cf. chapitre 2), les bitumes
naturels, les dépots dits d’oil shales et les shistes bitumineux (roches-meres peu ou
non matures), les trois derniers pouvant étre produits par combustion-distillation.
Toutes ces accumulations requierent des technologies particulieres d’extraction plus

proches des méthodes minieres, comme la déshydratation pour assurer la désorption
des charbons, les programmes de fracturation hydraulique massifs pour les hydrocar-
bures de schistes ou de roches-meres, I'injection de vapeur ou des solvants pour ce qui
concerne les bitumes et les sables asphaltiques pour des récupérations in sifu et parfois
méme des travaux miniers (principalement au Canada aujourd’hui).

Au-dela, 1l faut envisager dans certains cas de traiter les hydrocarbures avant de les
commercialiser : les unités prévues a cet effet sont des upgraders, qui sont des raffine-
ries de bitumes. Celles-ci nécessitent de I’énergie pour fractionner les produits lourds
au point méme qu’il a pu étre envisagé d’installer de petites centrales nucléaires pour
produire cette énergie.

Pour toutes ces accumulations qui ne sont pas soumises aux influences hydrodyna-
miques, il n’y a pas de justification a déterminer des interfaces HC-eau ni méme a tenter
de calculer des gradients de pressions ou de pseudo-potentiels, puisque soit la roche est
de type micro- ou nanodarcéen, soit le fluide est immobile aux conditions initiales du
réservoir.

En revanche, I’évolution spatiale des volumes en place ne peut étre approchée que
par un échantillonnage resserré, parfois de type minier.

Dans ces cas aussi, des installations pilotes sont requises pour établir, par des tests
de longue durée, la répartition de I’efficacité de la récupération des hydrocarbures et
pour bien siir valider I’économie des projets ultérieurs.
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Figure 10.4 - Types d'hydrocarbures liquides et gazeux.

Dans le cas de composants non hydrocarbonés comme le dioxyde de carbone, un
accord de vente spécifie la teneur maximale qui peut rester dans les volumes commer-
cialisés par rapport a la partie de pétrole ou de gaz sensu stricto.

Les réserves dites « SEC » sont celles qui sont agréées par la Securities and Exchange
Commission, basée a la Bourse de New York a Wall Street. Les réserves prouvées 1P
doivent étre déclarées a la SEC par les différentes compagnies pétrolieres internatio-
nales, ou 10C (international oil companies), cotées aupres des bourses américaines.
Elles peuvent étre auditées.

Le taux de remplacement des réserves ou RRR (reserves replacement ratio) cor-
respond au rapport entre les nouvelles réserves (découvertes ou achetées) et les réserves
produites durant I’année donnée N.

Un taux de 100 % indique qu’il n’y a pas d’augmentation des réserves, c’est-a-dire
que I’on a découvert ou réévalué dans 1’année autant que 1’on a produit.
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Le coiit de découverte au sens de la SEC (finding cost) correspond a la somme
des coflits de découverte d’acquisition rapportée a la variation des réserves durant une
période donnée. Le discovery cost est son équivalent pour les ressources et réserves 2C
et 2P respectivement.

Exemple Les coiits cumulés (exploration, acquisition) sur trois années sont de
350 millions de dollars, la somme des réserves au début de I’année 1 est de 100 Mbep,
I”augmentation de production sur la période est de 30 Mbep, la somme des réserves SEC
a la fin de I’année 3 est de 140 Mbep.

On en déduit que les hydrocarbures découverts sur les années sont de 140 + 30 —
100 Mbep, soit 70 Mbep.

Dans ce cas, le colit de découverte est de 350 millions de dollars / 70 Mbep, c’est-a-dire
5 dollars par baril.

1.2 Procédures d’'évaluation des quantités
d’hydrocarbures récupérables

11 existe trois catégories de procédures : les analogues, les estimations volumétriques,
et les estimations de la performance de production qui incluent les bilans matiéres (ce
qu’on a soutiré par rapport a la déplétion ou au maintien de pression), le déclin de la
production, et d’autres analyses de performance et productivité.

La simulation numérique réservoir est désormais souvent utilisée mais non
obligatoire.

Les études avant et immédiatement post-découverte sont réalisées en utilisant des
bases de gisements analogues et des estimations volumétriques. Pour décider de grands
projets, les évaluations sont généralement fondées sur des résultats de simulation. Une
fois que la production a commencé (apres la sanction du projet et la construction des
installations et donc dés que des données de production et de pression sont disponibles),
des méthodes basées sur la performance des puits sont utilisées.

En général, la gamme des estimations de récupération ultime va se resserrer au fur
et a mesure que les informations deviennent accessibles et donc en principe que les
incertitudes se réduisent.

Les analogues sont définis par leurs différents parametres, qui seront comparés a la
découverte concernée.

Ces caractéristiques intrinseéques sont les suivantes: profondeur du réservoir, pres-
sion, température, mécanisme de balayage des hydrocarbures (aquifere actif, expansion
des gas caps, déplétion naturelle, injection et réinjection), composition de fluide ori-
ginel, densité de 1’hydrocarbure en réservoir, extension et type sédimentologique du
réservoir, épaisseur totale, épaisseur utile affinée sur des seuils diagraphiques minimaux
(gamma-ray, porosité, saturation en eau...) et de perméabilité, rapport utile (rapport de
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ces deux épaisseurs: totale et utile), existence d hétérogénéités, porosité, perméabilité,
plan de développement et récupération.

Il est indispensable que ces gisements analogues possedent des contextes et des pro-
cessus de formation identiques ou similaires au regard de la sédimentation, de I’histoire
thermique, chimique, géomécanique et de la déformation structurale. ..

Les estimations volumétriques visent a utiliser les données brutes sur les roches et
les propriétés des réservoirs pour calculer ce qui est piégé et ce qui pourra étre récupéré
dans le cadre d’un scénario de développement donné avec les incertitudes clés qui
peuvent en affecter les volumes : géométrie du réservoir et volume de roche, caractéris-
tiques qui impactent le volume de pore et la répartition de la perméabilité, profondeurs
des contacts hydrocarbures/hydrocarbures (gaz/huile) et hydrocarbures/eaux.

Le volume de roche a hydrocarbures va concerner tout le réservoir, alors que la
qualité et la répartition vont impacter surtout le coefficient de récupération, le calcul des
accumulations en place, en conditions de fond (c¢f. § 4 du chapitre 3, pour la restitution
en conditions de surface). De méme, pour le réservoir, il faut évaluer les rapports utiles
moyens, la porosité, les caractéristiques des fluides ainsi que leurs saturations respec-
tives dans le réseau poreux.

Dans des réservoirs hétérogenes, il conviendra de resserrer I’espacement entre puits
pour s’assurer des ressources de facon plus fiable et les classifier. La disposition des
puits lors du plan de développement dans des conditions opératoires données devra
alors s’appuyer sur la performance de champs analogues ainsi que sur les résultats des
simulations numériques réservoirs en utilisant toutes les données a disposition. Des
hypotheses seront formulées quant au mécanisme de balayage des hydrocarbures.

Les estimations de volumes récupérables devront intégrer les incertitudes portant
non seulement sur les volumes en place mais bien siir aussi sur les aspects dynamiques.

Des hypotheses géostatistiques seront intégrées aux modélisations numeériques.
L’interprétation de la sismique pourra le cas échéant étre prise en compte, y compris la
présence d’indicateurs directs de la présence d’hydrocarbures (cf. chapitre 8).

Le bilan matiére visera a vérifier les volumes récupérables en intégrant les données
de pression et les déplétions (baisses de pression en cours de production).

Dans les cas de bons réservoirs trés perméables et homogenes ainsi qu’avec des
mesures de pression nombreuses et fiables, cette méthode permettra de calculer des
volumes avec un bon degré de confiance, et ceci avec différentes hypotheses de pres-
sions d’abandon'.

Au contraire, dans des situations de réservoir hétérogene, de compartimentation
par des barrieres imperméables, en présence de failles plus ou moins perméables et
surtout quand il y a des apports d’eau générés par la déplétion (hydrodynamisme ou
entrée d’eau provoqués par la production), le bilan matiére peut conduire a des résultats

1. La pression d’abandon est celle du réservoir en conditions de fond quand cesse la production du
champ.
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completement erronés. Dans ce cas, il faudra traiter les incertitudes avec des variantes
de sensibilités pour ce qui concerne la récupération d’hydrocarbures dans ce projet
complexe.

La concordance entre I’historique de production d’une part, le modele réservoir
numérique d’autre part et avec le bilan matiere en dernier lieu permettra d’affiner de
fagon beaucoup plus fiable la connaissance du gisement ensuite en cours de production.

L’analyse des performances de production va permettre de préciser aussi I’éva-
luation des ressources ultimes récupérables: notamment les changements des niveaux
de production, les modifications des rapports entre fluides (GOR - gas oil ratio —,
GLR - gas liquid ratio — ou CGR — condensate gas ratio' —, BSW — bottom sediment
water —, pourcentage d’eau dans 1’huile ou le gaz ou water cut en production) ainsi que
les évolutions de pression de fond et en surface (en téte de puits).

1.3 Méthodes déterministes et méthodes probabilistes

Avec une méthode déterministe, on choisit pour chaque parametre une valeur qui
correspond le mieux a la catégorie de ressource considérée. Un calcul de quantités
récupérables est obtenu pour chaque scénario.

Avec la méthode probabiliste, qui sera de méme décrite plus bas pour les ressources
prospectives, I’ingénieur réservoir ou I’explorateur interprétateur vont s’attacher a défi-
nir une distribution minimale/maximale vraisemblable.

Les distributions pourront étre ensuite échantillonnées de facon al€atoire en faisant
des tirages (de type Monte Carlo par exemple) et obtenir une distribution P90-P50-P10
des ressources récupérables. Les deux méthodes peuvent étre appliquées en méme
temps pour comparaison.

1.4 Méthodes d’'agrégation

Elles consistent, par exemple dans le cas de niveaux multicouches verticaux? ou de
gisements/réservoirs qui peuvent étre regroupés latéralement, a différents régimes de
pression, a en faire soit une sommation arithmétique, soit une agrégation statistique.
Dans le cas ou les objets sont indépendants, le niveau minimal de 1’agrégation sera
supérieur a la sommation des minimums mais alors le niveau maximal de 1’agrégation
sera inférieur a la sommation des maximums.

Ceci est en fait le résultat du théoréme central-limite en analyse statistique.

En général, il y a un degré de dépendance des objets qui doit étre intégré dans 1’ap-
proche d’agrégation latérale et/ou verticale des objets.

1. Le CGR est le rapport du volume ou de la masse de liquide associé sur le volume de gaz. On rencontre
également le GCR (gas condensate ratio), qui est le rapport d’un volume de gaz sur son liquide associé.

2. Niveaux superposés et situés a différents régimes de pression.
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9 Méthodes d’évaluation
des ressources prospectives

Meéme si a priori elle releve des mémes techniques et de la méme rigueur métho-
dologique, la problématique principale de I’exploration pétroliere est qu’elle est par
définition plus incertaine que la gestion et I’évaluation des ressources post-découverte
d’hydrocarbures.
Les questions portent en effet sur trois themes ou définitions différents: le risque,
I'incertitude et la valeur:
¢ Le risque pétrolier: on pourrait ne rien découvrir
— Le sondage va-t-il rencontrer du pétrole ?
— Est-ce que les hydrocarbures sont présents en tant que découverte significative ?
— Quelle est la probabilité de découverte (PoS, pour probability of success)?: la
chance que les volumes d’hydrocarbures soient dans la distribution envisagée dans
le modele géologique et pétrolier choisi (scénario) ?
La notion de «risque = 1 — PoS» est importante a souligner car souvent les spé-
cialistes des géosciences mélangent les deux: le risque est le complémentaire de la
probabilité de découverte.
e Les incertitudes: comment prédire la taille de la découverte ?
En cas de succes pétrolier, combien va-t-on produire d’hydrocarbures ?
La distribution de ces ressources (minimum, mode, maximum) qui rejoint le «/low,
best, high» dérive de la distribution de chacun des parametres dans le cadre d’un
scénario donné.
La phase de délinéation et d’appréciation visera a affiner la connaissance de la taille
du gisement et des parametres associés (figure 10.5).
e La valeur économique
Quel sera le retour sur investissement en cas de découverte et donc de développement ?
Les calculs économiques incluent différentes notions telles que:
— EMV (expected monetary value) calculée a 1’aide de la formule :

EMV = NPV success (net present value success ou VAN succes, valeur actualisée

nette succes) X PS — NPV failure (VAN échec) x (1 — PS)

— IRR (internal rate of return), ou taux de rentabilité intrinseque (TRI). Le TRI

dépend par définition du taux d’actualisation (discount rate). ..

L’objet décrit a ce stade n’est pas un champ mais un prospect, c’est-a-dire une
découverte potentielle d’huile ou de gaz, avec un volume d’hydrocarbures minimal
productible dans des conditions économiques et avec un risque associé.

C’est un piége pétrolier possible (cf. chapitre 6), au sein d’un systéme pétrolier
prouvé ou hypothétique.
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Figure 10.5 - Dichotomie entre risques et incertitudes.

Il contient des hydrocarbures qui ont pu migrer et se piéger a condition qu’existent
un ou plusieurs couples réservoirs/couvertures, c’est-a-dire des ensembles poreux et
perméables (plus ou moins) recouverts ou scellés par des couvertures au sein d’un piege
pétrolier.

Les ressources du prospect sont calculées de la facon suivante, aussi bien en mode
déterministe que probabiliste (cf. figure 3.16):

Ressources du prospect = huile en place X FVF x CR

avec:

e huile en place = GRV X rapport utile X ® X §;.;

e GRYV (gross rock volume, volume d’hydrocarbure imprégné dans la roche) = surface
X hauteur totale X coefficient géométrique ;

e rapport utile = hauteur utile réservoir / hauteur totale avec un seuil choisi (c¢f. plus

haut);

®: porosité, en % ;

She: saturation en hydrocarbures ;

FVF: formation volume factor (cf. § 4 du chapitre 3);

CR: coefficient de récupération ou taux de récupération (recovery factor), basé sur

un scénario de développement.

e & o

En appliquant la formule de calcul des ressources du prospect, 1l est possible de faire
évoluer le modele déterministe vers un modéle stochastique. En effet, les modeles déter-
ministes ne sont pas réalistes et I'interprétateur doit intégrer dans ses évaluations ses
propres incertitudes. Une distribution est construite pour chaque parametre et au final
pour chacun des volumes. Ces fourchettes refléteront les incertitudes.

Différentes distributions seront possibles : symétriques, décalées vers le mode, déca-
Iées vers la moyenne, triangulaires, normales, log-normales...
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Les probabilités associées sont par définition subjectives, car elles dépendent du
jugement d’un individu ou bien de celui d’un groupe d’individus qui travaillent en
équipe et formulent une évaluation commune, parfois aussi validée par un groupe de
pairs, qui la maintiennent de fagon tout aussi subjective.

De ce fait, des biais peuvent €tre introduits tels qu'une trop forte confiance, des ana-
logues inadaptés, un manque chronique de données disponibles, I’absence de créativité
ou de remise en cause des modeles adoptés au début de 1’évaluation, un certain conser-
vatisme qui s’associe au confort intellectuel pour I’interprétateur. ..

Un bon moyen de réconcilier les gammes de probabilités avec une certaine réalité est
de faire un exercice post-mortem (appelé aussi look back en anglais). Pour des objets
de typologies analogues, on peut faire le calcul d’une probabilité historique, qui est
le rapport entre les succes pétroliers économiques et le nombre total de forages sur la
thématique de référence pour une durée donnée, de préférence d’ailleurs depuis le début
de I’exploration du théme concerné.

Les probabilités historiques globales ou reclassées par thématiques d’exploration
peuvent aider a juger de 1’équilibre du portefeuille d’exploration.

Un débat sur la notion de probabilité de trouver des hydrocarbures récupérables,
économiques, ou bien aussi pas nécessairement économiques (rentables), est ouvert
depuis longtemps: il porte sur la notion de volume minimal non nécessairement
commercial.

Peter Rose (Rose & Associates) a commencé par indiquer en 1992 que la PS (pro-
babilité de succes) correspondait a la chance d’avoir un débit d’hydrocarbures, qui sera
en fait le minimum ou la borne inférieure.

L’US Geological survey (USGS) a défini en 1995 le succes (un puits positif) comme
la découverte de réserves techniquement récupérables.

Otis et Schneidermann ont complété en 1997 le propos en formulant qu’il s’agit
d’une accumulation productible d’hydrocarbures.

L’USGS rajoute en 1997 que c’est le plus petit volume qui a le potentiel d’étre
incorporé aux réserves dans les trente années qui suivent la découverte. Aux Etats-Unis,
la définition des réserves implique qu’elles soient économiquement récupérables.

En 2001, Peter Rose a confirmé son propos précédent en affirmant que c’est une
petite découverte non économique possédant suffisamment de réserves pour produire
un débit comparable a celui d’un champ terrestre mono-puits.

Les échelles de probabilités sont définies du moins probable au plus probable. Il en
existe bien évidemment plusieurs, et chaque compagnie pétroliére peut avoir sa propre
nomenclature.

Les modeles de risque devraient idéalement s’ appliquer a chacun des parametres de
la distribution : porosité, saturation, surface, colonne, GOR, etc.

De facto, on préfere choisir des facteurs de risque qui vont regrouper des parametres
tels que:

e le piege (géométrie): surface, colonne;
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le réservoir : épaisseur, porosité, rapport utile ;
la roche-meére et la migration des hydrocarbures: remplissage ou chargement
(charge en anglais) en hydrocarbures du piege...

Chaque compagnie est libre de sélectionner et d’appliquer ses propres facteurs de

risques. L.’échelle fournie en figure 10.6 en bas a droite est celle de Total par exemple.

Sherman Kent Rose
Définition Probabilité Definition Probabilité
Certain 100 % Se produira 100 %
A peu prés certain 87-99 % Quasi-certitude 90-100 %
Probable 63-87 % Confiance raisonnable 60-80 %
Presque équiprobable 40-60 % 50/50 chance 50 %
Improbable 20-40 % Chance modérée 25-50 %
A peu prés impossible 2-12 % Risque éleve 10-30 %
Impossible 0% Ne se produira pas 0 %
Norman Total
Définition Probabilité Définition Probabilité
Certain 100 % Certain (géologiqguement) 100 %
Quasi certain 90 %
Probable 75 % Trés probable 80 %
Probable 70 %
Pile ou face 50 % Plutét probable 60 %
Peut-étre/équiprobable 50 %
Improbable 25% Plutét improbable 40 %
Improbable 30 %
Rien a faire 0% Trés improbable 20 %

Figure 10.6 - Echelles possibles de probabilités subjectives

Chaque facteur de risque a une probabilité que les parametres d’entrée soient supé-

rieurs au minimum ou dans la fourchette des valeurs d’entrée.

La probabilité résultante est le produit de celles des facteurs de risque:

PoS (Prospect) = Produit des P (facteurs de risque)

Le modele typique de risque comporte sept facteurs de risque (entre cinq et neuf

parfois aussi) qui, dans 1’ordre logique de la chaine géopétroliere, sont les suivants:

la présence d’une roche-meére, sa richesse ;

la migration des hydrocarbures (primaire et secondaire) et son calendrier de fonc-
tionnement, a condition bien siir que la roche-mére soit présente ;

la présence d’un réservoir, son dépot dans un environnement sédimentaire donné ;
la qualité du réservoir, productible, donc intégrant les altérations ou améliorations
pétrophysiques post-dépot ;

la structure (ou géométrie) du piége ;

la couverture du piége (si celui-ci a une structure propre apte a piéger);

la lithologie du piege et sa logique de rétention et de scellement (¢f. chapitres 4 et 6).
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Profils mondiaux d’huile et de gaz

Parfois, certains auteurs voudraient y introduire quatre sous-probabilités: sur la
présence d’une couverture basale (bottom seal), d’une couverture latérale (lateral seal),
d’une capacité de rétention (pression d’entrée) et d’une intégrité (résistance a I’hy-
drofracturation) de rétention.

D’autres modeles font référence a une probabilité supplémentaire sur le theme pétro-
lier, et la PoS devient le produit de la PS du théme par la PS du prospect.

Cette probabilité introduit un facteur de connaissance régionale : le théme pétrolier.

On peut aussi définir des scénarios différents avec des probabilités d’occurrence dont
la somme sera égale obligatoirement a 100 %.

Enfin, tout comme pour les champs, on peut procéder a des agrégations volumé-
triques avec ’interaction de dépendances ou non entre objets et risques.

La gestion du portefeuille de prospects est certes moins importante que 1’acte
fondateur qui consiste a choisir le domaine minier, mais c’est bien I'un des éléments
stratégiques majeurs en géosciences pétrolieres.

Elle permet de consolider les programmes annuels de forages des compagnies pétro-
lieres, les classes de risques, les classes de maturité d’interprétation des objets, I’impact
stratégique de répartition entre exploration frontier, extensive ou mature.

En parallele, 1la démarche post-mortem des programmes annuels permet de vérifier
la conformité des résultats avec les prévisions. Un portefeuille annuel bien équilibré
devrait refléter par son taux de conformité (objets positifs, correctement décrits et
conformes) la probabilité moyenne avant forage.

En théorie statistique aussi, les volumes trouvés en ressources contingentes ou réserves
devraient pour cette méme raison d’équilibre du portefeuille annuel (ou évalué sur des
fenétres glissantes de cingq années) étre conformes aux espérances de découverte avant
forage. Les espérances de découverte correspondent par définition aux ressources ris-
quées (produit des ressources par la probabilité de succes : ressources moyennes X PoS).

Ces exercices post-mortem annuels ou pluriannuels (ou sur des fenétres glissantes
de cing années), tels qu’ils sont pratiqués, permettent d’appliquer ponctuellement des
facteurs correctifs aux modeles de risques et d’éviter des déséquilibres conjonturels ou
plus durables des programmes de forage (trop d’exploration frontier ou extensive par
exemple par rapport a I’exploration intensive ou mature... et inversement).

E) Profils mondiaux d’huile et de gaz

11 s’agit d’un autre outil d’analyse stratégique pétroliére qui consiste & projeter les
productions consolidées mondiales en huile et gaz pour les comparer a la demande et
pour évaluer des calendriers et terrains de chasse possibles avec la notion de plateau
de stagnation des productions ou au contraire de peak oil, toujours aussi controversée.
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De nombreuses compagnies emploient ces méthodes pour se projeter dans le futur et
tenter, encore que I’exercice soit presque une gageure quand tant de facteurs externes
interferent, de prédire des profils de demande et d’offre et donc de prix possibles du brut.

Pour les hydrocarbures liquides, la projection est résumée par la figure 10.7. Elle
substitue a un peak oil d’hydrocarbures conventionnels annoncé dans les années 2000
puis 2015-2020 un plateau 2020-2030 en grande partie soutenu par les productions
d’hydrocarbures de roches-meres.

Mbbl/j
100~ Ultra-lourds Huile de roches-méres et tight oil

90 m/

N \
70+
60
50+ Pétroles conventionnels
40+
30+
20+

104

0 1 I 1 1 1
2000 2010 2020 2030 2040 2050
Année

Figure 10.7 - Productions d’hydrocarbures liquides (Mbbl: millions de barils).
Document A. Perrodon et P.-R. Bauquis.

Pour les hydrocarbures gazeux, la figure 10.8 résume également la situation et
montre jusqu’en 2040 un univers de croissance continue, tant les réserves de gaz, au
contraire de celles d’huile, sont loin d’avoir été treés entamées par la révolution éner-
gétique du XX° siecle: elles représentent encore 250 années de production au rythme
actuel !

Les ressources non conventionnelles offrent aussi des perspectives encore sans doute
sous-estimées.
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Notion de yet to find
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Figure 10.8 - Projection des productions de gaz naturel. Document Total.

) Notion de yet to find

Les hydrocarbures restant a découvrir sont évidemment encore bien plus difficiles a
chiffrer que ce qui est projeté dans les productions mondiales (profils) principalement
a partir de réserves ou de ressources contingentes.

Il est possible, connaissant un bassin pétrolier et les prospects qui lui sont attachés,
de calculer le cumul de leurs volumes risqués en valeurs modales, mais en général ceci
constitue une valeur minorante, voire trés minorante, étroitement liée par ailleurs a la
connaissance du bassin considéré.

Dans les années 1990, en prolongement des travaux antérieurs de Gérard Demaison
sur la notion de capacité générative des roches-meres et de Walter England sur les
rendements de migration, cette notion s’est imposée tout naturellement d’abord en tra-
vaillant sur les rendements des systemes pétroliers (SPI et PSY, pour source potential
index et petroleum system yield, cf. chapitre 7) puis en allant bien au-dela sur la dotation
extrapolatrice de quantités accumulables pour les bassins mal connus.

Des PSY ont été calculés pour des bassins mondiaux rattachés a des thématiques
types.

On estime par cette méthode des maximums de yer fo find par bassin qui permettent
de borner les chiffres obtenus par les méthodes classiques d’estimation de la prospecti-
vité (figure 10.9) (cf. article de Biteau et al. dans First Break, Vol. 28, 2010).
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But : utiliser un PSY théorique pour aider a borner le POTEX MAX
a partir de I'estimation des hydrocarbures générés (HCG) a I’échelle d’un bassin

Max. : Bassin _ —exprimé
»

en Gboe

Mode : Notionnel

]
;
\
|
\

2c
(Réserves moyennes risquées) 2b

Min. : Analytique ——
(Réserves moyennes risquées)

Ressources P50
Réserves restantes 2P

Production cumulée

POTEX yjax psy = HCG (en Gboe) . PSY, (% en f° du bassin) . RF, (en f* du type de HC)

Figure 10.9 — Détermination du yet to find, méthode proposée. Document Total.

Ainsi on estime entre 200 et 800 Gbep les chiffres de ressources prospectives ultimes
restantes risquées conventionnelles de liquides.

S’agissant des huiles de roches-méres, on estime a 75000 Gbep les accumulations
en place non risquées, soit 15000 Gbep de ressources en place risquées (PoS de 20 %).
Avec un coefficient de récupération moyen réaliste (compte tenu des analogues mon-
diaux) de 10%, cela donne 1500 Gbep, & comparer aux 2600 Gbo! de réserves et
de ressources conventionnelles résiduelles. Ceci constituerait donc un grand total de
liquides de 4100 Gbep.

1. Gbo : giga barrels of vil.
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Généré

500 a 2000.10%Gbo

Piégé (I0IP)
6 2 10.103Gbo

Récupération ultime*
33 5.10%Gho

N

* Plus non conventionnel /
huile de roches-méres
1500 a 2700 Gbo ?

Notion de yet to find

Estimation 2010 (baril 3803%)

EUR =7($/bbl, Technologie, ...)

yTF= 550 ﬁ,_m_l Dotation

2C= 900 +/-300

= 3700 +/-1000
2p= 1200 ..,

Np: 1100 +/-100

Production : 30 Gbo par an
Découvertes : 5 3 15 Gbo par an

Figure 10.10 - Récupérations ultimes (EUR, estimated ultimate recovery)
mondiales d’huiles et liquides conventionnels (YTF: yet to find).
Sources: Total, BP, IEA, USGS, IHS, AAPG, CIA, Shell...

Pour ce qui concerne le gaz, on estime (chiffres de 'TEA! en 2014) 4 65900 TCF
les ressources ultimes, en évaluant les gaz de roches-meres a presque 7500 TCF (dont
1100 TCF aux Etats Unis): le total correspond a 11630 Gbep, c’est-a-dire presque
trois fois les réserves et ressources de liquides conventionnels et non conventionnels.

Tableau 10.1 — Réserves et ressources en gaz (en TCF). D'aprés D. Marion, Total.

Zone . Tight Gaz de Gaz de Réserves
- : Conventlonnel s RESSOUI’CGS =
géographique gas roches-méres  charbon prouvées
Europe est / 5048 388 530 706 6672 2577
Asie
Moyen-Orient 4377 318 141 0 4836 2859
Asie / Pacifique 1518 741 1871 741 4871 671
Amérique du 1624 388 1694 247 3918 459
Nord
Afrique 1836 353 1377 0 3565 600
ATef'q“e 1094 530 1412 0 3036 282
atine
Europe 884 141 459 71 1589 177
Total mondial 16415 2859 7448 1765 28452 7625

1. [EA : International Energy Agency (Agence internationale de I’énergie).
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Parametres dérivés de la pyrolyse

Index d’hydrogene: IH = 100 x (S2 / COT)

Index d’oxygene: 10 = 100 x (83 / COT)

Index de production: IP=S1/(S1 + S2)

Contenu en hydrocarbures: CH = 100 x (S2 / COT)

IHet CHen mg HC/ g COT; 10 en mg CO, / g COT; IP sans dimension;
S1 et S2 en mg HC / g roche ; S3 en mg CO, / g roche ; COT en %

(S1, S2 et S3 sont les pics du Rock-Eval)

Taux de transformation

Taux de transformation: TT = 1200 x (IH; — IH) / (IH; x (1200 — 1H;))
Taux de transformation: TT = (S2; - S2) / S2;

TT sans dimension ; IH et IH; en mg HC / g COT;

S2 et S2; en mg HC / g roche

Correction pour maturité

Potentiel pétroligéne initial : S2,=82 /(1 = TT)
Carbone organique total initial : COT; = COT + (S2; — S2) x 0,083
S2 et S2, en mg HC / g roche ; COT et COT; en %

Quantité globale d"hydrocarbures

Index de productivité de la roche-mere: IPRM = (h, X S2; x p) / 1000
Source potential index : SPI = (hy, x (S1 4+ S2) x p) /1000

Quantité totale d"hydrocarbures générés: Qg = (h, X S2; x p X TT) / 1000
Quantite totale d’hydrocarbures expulsés: Q. =IPRM X (TT — TTME)

h, en m; S2, en mg HC / g roche; p en t/m?; TT sans unité ;

Q.. Q., SPI et IPRM en Mt/km? ou t/m?

(h, est la hauteur utile, p est la masse volumique, TTME est le taux de transformation
minimum d’expulsion)

Capacité de piégeage d’'une couverture

Hauteur maximale d hydrocarbures: He = (Py. — Py.) / ((Pe — Pre) X 9,806)

P4 et Py en Pa; p, et p;. en g/cm?

(P4 est la pression de déplacement dans la couverture, Py, est la pression de déplace-
ment dans le réservoir, p, est la masse volumique de I’eau, py,. est la masse volumique
de I’hydrocarbure)
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Pressions et hydrodynamisme

Pression exprimée en densité équivalente :

deq. = Py (en psig) / (1,422 X TVDSS)
Pression exprimée en densité équivalente :

deq. = Py (en bar) / (0,098 x TVDSS)
Pression de 1’aquifére en régime hydrostatique :

P, (en Pa) = p,x 9,806 x TVDSS

Exces de pression li€ aux hydrocarbures:

Py, (en Pa) = (pye — pe) X 9,806 X Hy
Potentiel :
POT = 10,197162 x ((P, en bar — 1,013) / p.) — TVDSS
POT = (P, en psig / (1,42233 x p,)) — TVDSS
POT =1019,7162 x ((P, en kPa - 101,3) / p.) - TVDSS
Gradient hydrodynamique : GH = APOT / DL
Tilt amplification factor: TAF,. = pe/ (Pe — Phe)
Inclinaison du plan d’eau: Incl. = TAF,. x GH
Fermeture hydrodynamique : V = (TAF,. x GH) + TVDSS
Phe €t pe en g/cm?; Hy,, TVDSS, V et POT en m; GH en m/km ; AL en km

(P; est la pression de formation ; Hy,. est la hauteur d’hydrocarbures ; AL est la différence
de distance)
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Conversions d'unités

Multiples et sous-multiples

Multiples Sous-multiples
T 1012 téra d 101 déci
G 107 giga c 102 centi
M 100 méga m 103 milli
k 103 kilo T 106 micro
h 102 hecto n 109 nano
da 107 déca p 1012 pico

Préfixes américains parfois utilisés

M Thousand 103 Millier
MM Million 108 Million
B Billion 107 Milliard
T Trillion 1012 Billion

Conversions des tonnes en barils et des barils en tonnes

1 td'huile a 15° API: 6,524 barils 1 baril d'huile a d=  0,966: 0,15324 t
1t d'huile & 20° API: 6,759 barils 1 baril d’huile a d= 0,934: 0,14818 t
1 td'huile a 25° API: 6,971 barils 1 baril d'huile a d= 0,904 0,14344 ¢
1t d’huile a 30° API: 7,194 barils 1 baril d'huile a d=  0,876: 0,13899 t
1 td'huile 4 35° API: 7,418 barils 1 baril d'huile 8 d=  0,850: 0,134811
1 td'huile & 40° API: 7,641 barils 1 baril d’'huile a d= 0,825: 0,13087 t
1 td'huile a 45° APl: 7,864 barils 1 baril d’huile a d= 0,802: 0,12716 t

© Dunod — Toute reproduction non autorisée est un délit.
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Conversions des teneurs en condensats des gaz

Tgmia 3SAPL o SO Tghmiad= 0850: oo 00t E
Toimia 40tAPl o SN Toimiad= 0825 o000 ot
Tg/mia  45°APL: 0,223Ct(,3bFT ;j 106 Tg/m’ad= 0802 802((3385 rig/m3
1g/m*a  50° API: CGR de 1g/m3ad= 0,780 GCR de

0,228 bbl / 106 ft3

780000 m3/m3

Conversions gaz en tep ou bep

. - bep / 108 ft3 tep / 104 m3
Valeur énergétique (gaz naturel hors condensats) (d = 0,85) (d = 0,85)
34,8 MJ/m3 0,985 MJ/ft3 168,9 833

Soit 1 Gm? =0,833 Mtep et 1 BCF =0,169 Mbbl ou 1 Mbbl = 5,92 BCF.
(Mbbl : million de barils. BCF : billion cubic feet)

Conversions entre unités métriques et américaines

A partir des Multiplier par Pour obtenir des

° C/km 0,05486 °F /100 ft Thermicité

°F /100 ft 18,22 ° C/km Thermicité
10 mH,0O(d=1) 1 kg/em? Pression
Acre-feet (ac-ft) 7758 Barils (bbl) Volume
Acre-feet (ac-ft) 1233,5 Métres cubes (m3) Volume
Acres (ac) 0,4047 Hectares (ha) Surface
Acres (ac) 0,004047 Kilométres carrés (km2) Surface
Acres (ac) 4047 Métres carrés (m?) Surface
Acres (ac) 0,00156 Square miles (sq mi) Surface
Atmospheres (atm) 1,013 Bars (bar) Pression
Atmospheres (atm) 1,0332 kg/cm? Pression
Atmospheres (atm) 14,696 Pounds/square inch (psi) Pression
Barils (bbl) 5,615 Cubic feet (cu ft) Volume
Barils (bbl) 159 Litres (I) Volume
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A partir des Multiplier par Pour obtenir des
Barils (bbl) 0,15897 Meétres cubes (m?3) Volume
Barils (bbl) 42 US gallons Volume
Bars (bar) 100000 Pascals (Pa) Pression
Bars (bar) 14,5038 Pounds/square inch (psi) Pression
Bars (bar) 1,019716 kg/em? Pression
CGR en bbl / 10¢ cu ft 5,6144 GCR en m3/ 106 m3 GCR
cm Hg 0,0133 Bars (bar) Pression
Débits en bbl/d 0,159 Debits en m3/j Débit
Débits en cu ft / d 0,0283 Debits en m3/j Débit
Débits en m3/j 6,2905 Debits en bbl/d Débit
Débits en m3/j 35,315 Debits en cu ft/ d Débit
Feet (ft) 0,3048 Metres (m) Longueur
Feet, cubic (cu ft) 0,17811 Barils (bbl) Volume
Feet, cubic (cu ft) 28,317 Litres (I) Volume
Feet, cubic (cu ft) 0,02832 Métres cubes (m?3) Volume
Feet, square (sq ft) 0,0929 Métres carrés (m?) Volume
g/cm? 1000 kg/m3 Masse volumique
g/cm3 62,428 Pour(nltiljs;c:ub}(t:) foot Masse volumique
g/em3 8,3455 Pounds/gallon (ppg) Masse volumique
g/em3 0,4335 psi/ft Masse volumique
Gallons, "imperial” (gal) 0,02857 Barils (bbl) Volume
Gallons, “US" (gal) 0,02381 Barils (bbl) Volume
GCRenm3/ 106 m3 0,1781 CGRenbbl /106 cu ft CGR
GOR en cu ft / bbl 0,1781 GOR en m3/m?3 GOR
GOR en m3/m3 5,6144 GOR en cu ft/ bbl GOR
Heat flow units (HFU) 41,84 mwW/m? Thermicité
Hectares (ha) 2,471 Acres (ac) Surface
Inches (in) 25,4 Millimétres (mm) Longueur
Inches, cubic (cu in) 0,1639 Litres (I) Volume
kg/cm? 1 10 m H50 Pression

Conversions d'unités
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A partir des Multiplier par Pour obtenir des
kg/cm? 14,2233 Pounds/square inch (psi) Pression
kg/cm? 0,980665 Bars (bar) Pression
Kilogrammes (kg) 2,205 Pounds (Ib) Masse
Kilométres (km) 0,62136 Miles (mi) Longueur
Kilométres (km) 0,54 Nautical miles (int n mi) Longueur
Kilomeétres carrés (km?2) 2471 Acres (ac) Surface
Kilométres carrés (km?2) 0,3861 Square miles (sq mi) Surface
Litres (I) 61,024 Cubic inches (cu in) Volume
mcal /°Ccm s 0,4184 W/ m?°C Thermicité
Métres (m) 3,2808 Feet (ft) Longueur
Métres (m) 1,0936 Yards (yd) Longueur
Meétres carrés (m?) 0,000247 Acres (ac) Surface
Meétres carrés (m?) 10,7643 Square feet (sq ft) Surface
Meétres carrés (m?) 10,7643 Square inches (sq in) Surface
Meétres carrés (m?) 1,196 Square yards (sq yd) Surface
Métres cubes (m?3) 0,00081 Acre-feet (ac-ft) Volume
Metres cubes (m?3) 6,2905 Barils (bbl) Volume
Métres cubes (m3) 35,315 Cubic feet (cu ft) Volume
Métres cubes (m?3) 1000 Litres (1) Volume
Miles (mi) 1,6093 Kilométres (km) Longueur
Miles, square (sq mi) 640 Acres (ac) Surface
Miles, square (sq mi) 2,59 Kilométres carrés (km?) Surface
Nautical miles (int n mi) 1,852 Kilométres (km) Longueur
Millimetres (mm) 0,0394 Inches (in) Longueur
Pascals (Pa) 0,00001 Bars (bar) Pression
Pascals (Pa) 0,000010197 kg/cm? Pression
Pascals (Pa) 0,000145 Pounds/square inch (psi) Pression
Pascals/métre (Pa/m) 0,0000442 psi/ft Pression
Pounds (Ib) 0,4536 Kilogrammes (kg) Masse
P°”Tl‘z)5;c;ubif‘t:)f°°t 16,018 kg/m? Masse volumique
Pounds/cubic inch 27,68 g/cm3 Masse volumique

(b /cuin)
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A partir des Multiplier par Pour obtenir des
Pounds/gallon (ppg) 0,1198 g/cm? Masse volumique
Pounds/square inch (psi) 0,068948 Bars (bar) Pression
Pounds/square inch (psi) 0,06805 Atmosphéres (atm) Pression
Pounds/square inch (psi) 0,07031 kg/cm? Pression
Pounds/square inch (psi) 6894,8 Pascals (Pa) Pression
psi/ft 2,3068 g/em3 Masse volumique
psi/ft 22620 Pascals/métre (Pa/m) Pression
Quintaux (q) 100 Kilogrammes (kg) Masse
Tons “long” (It) 1,016 Tonnes (t) Masse
Tons “short” (st) 0,9072 Tonnes (t) Masse
Yards (yd) 0,9144 Métres (m) Longueur
Yards, cubic (cu yd) 765 Litres () Volume
Yards, cubic (cu yd) 0,765 Métres cubes (m?3) Volume
Yards, square (sq yd) 0,8361 Métres carrés (m?2) Surface

Formules de conversion

Températures:

Température en °C = (Température en °F — 32°) x 0,55556

Température en °F = (Température en °C X 1,8) + 32°
ou °F = (Température en °C + 17,78) x 1,8

Densité des huiles:

Densité a 60 °F=141,5/(131,5 — densité API)
Densité API = (141,5/dgy-p) — 131,5

Conversions d'unités
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AFTA: apatite fission tracks
analysis

AVO: amplitude versus offsett
bbl: barrel

BCF: billion cubic feet

bep: baril équivalent pétrole
Bg: bottom gas

BHF: bottom heat flow

BHT: borehole temperature /
bottom hole temperature

bo: barrel of oil

Bo: bottom oil

boe: barrel of oil equivalent
BOP: blow out preventer

BSR: bacterial sulfate reduction
BSR: bottom simulating reflector
BSW : bottom sediment water
BTU: british thermal unit
CAPEX: capital expenditures
CBM: coal bed methane

CGR: condensate gas ratio
CLAB: carottage latéral a balles
CLABS: carottes latérales a balles
CMM : coal mine methane

CNE: carbon-normalised extract
CQOS: chance of success

COT: carbone organique total
CPI: carbon preference index
CSEM : controlled source
electromagnetism

CSM: coal seam methane

dbe: densité de boue
équivalente

DHI: direct hydrocarbon
indicators

DRO: discovered ressources
opportunities

DST: drill stem test

EMV: expected monetary value
emw : equivalent mud weight
EOM : extractable organic matter
EOR: enhanced oil recovery
EPS: early production system
EUR: estimated ultimate recovery
FCP: fracture closure pressure
FID: final investment decision
FID: flame ionisation detector
FIP: fracture initiation pressure
FIT: formation integrity test

FMI: fullbore formation
micro-imager

FPD: flame photometric detector
FPWD: formation pressure while
drilling

FVF: formation volume factor
FWL: free water level

GC-MS: gas chromatography —
mass spectrometry

GCR: gas condensate ratio
GLR: gas liquid ratio

GNL: gaz naturel liquéfié

GOR: gas oil ratio

GRV: gross rock volume

GWD: gas while drilling

HCA: hydrocarbures accumulés
HCG: hydrocarbures générés
HFU: heat flow unit

HSZ: hydrate stability zone

IAT: index d'altération thermique
IH: index d'hydrogéne

|O: index d'oxygéne

|OC: international oil companies
IOR: improved oil recovery

IP: index de production

IP/ IPRM: index de productivité
IRR: internal rate of return

JOA: joint operating agreement
LNG: liquid natural gas

LOM: level of organic
metamorphism

LOP: leak off pressure

LOT: leak off test

LWD: logging while drilling
MDT: modular formation dyna-
mic tester

MNT : modéle numérique de
terrain

MOE: matiére organique
extractible

MSL: mean sea level

MWD : mud logging while drilling
NCT: normal compaction trend
NPV: net present value

OAE: oceanic anoxic event
OBG: overburden gradient
OPEX: operating expenditures
OVP: overpressure

OWC: oil-water contact

PO probabilité d'occurrence
PoS: probability of success
PR/ PRV: pouvoir réflecteur de
|la vitrinite

PS: probability of succes

PSA: production sharing
agreement

PSC: production sharing contract
PSDM: pre-stack depth
migration

PSV: profil sismique vertical

PSY: petroleum system yield
PVT: pression-volume-
température

RCI: reservoir characterization
instrument

RCT: reservoir calculation tool
RDT: reservoir description tool
RFT: repeat formation tester
Ro: reflectance in oil

ROM: recent organic matter
RRR: reserves replacement ratio
SATEX: saturation d'expulsion

SATIR: saturation en eau
irréductible

SCl: spore colour index
SGR: shale gouge ratio

SMOW: standard mean oceanic
water

SPI: source potential index
SWC: sidewall core

TAF: tilt amplification factor
TAl: thermic alteration index
TAN : total acid number

TCF: trillion cubic feet

tep: tonne équivalent pétrole
TOC: total organic carbon
TR: transformation ratio

TRI: taux de rentabilité
intrinseque

TSR: thermal sulfate reduction
TT: taux de transformation
TTME: taux de transformation
minimum d'explulsion

TTU: taux de transformation utile

TVDSS: true vertical depth
subsea

VAN valeur actualisée nette
WAG : water alternating gas
YTF: yet to find
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Lexique anglais/francais

apatite fission tracks analysis: analyse des
traces de fission sur apatite

bacterial sulfate reduction: réduction bacté-
rienne des sulfates

borehole temperature: température de fond
de puits

bottom hole temperature: température de
fond de puits

bottom seal: couverture basale (ou inférieure)
brown fields: champs matures

buoyancy: flottabilité

cap-rock: sommet, souvent réservoir, d’un
déme de sel

cleat: limet

coal seam methane: gaz associé au charbon
coiled tubing: tubage enroulé

condensate gas: gaz a condensat

crude: pétrole brut

dead oil: huile morte
deasphalting: désasphaltage

depletion allowance: provision pour reconsti-
tution de gisement

dipmeter: outil de pendagemétrie

direct hydrocarbon indicators: indicateurs
directs de la présence d’hydrocarbures

downlap surface: surface basale de pro-
gradation

drill stem test: test de production
drilling: forage

dry gas: gaz sec

dry hole: puits sec

enhanced oil recovery: récupération assistée
des pétroles

equivalent mud weight: densité de boue
équivalente

estimated ultimate recovery: récupération
ultime

evaporative fractionation: fractionnement
évaporatif

events chart: chronologie des événements

final investment decision: décision

d’investissement
fizz-water: eau avec gaz dissous

flame ionisation detector: détecteur a ionisa-
tion de flamme

flaring: torchage

flat spots: évenements plats

foot wall: compartiment stable

formation volume factor: facteur volumique

fracture closure pressure: pression de ferme-
ture de fracture

fracture initiation pressure: pression d’ouver-
ture de fracture

free water level: niveau d'eau libre

gas cap: gaz de couverture

gas hydrates: hydrates de gaz / clathrates
gas stripping: lessivage par du gaz
generation-accumulation efficiency: efficacité

a limiter les pertes d’hydrocarbures en cours
de migration

geosteering: forage directionnel
green fields : champs en début de production

gross rock volume: volume d'hydrocarbure
imprégné dans la roche

hanging wall: compartiment déplacé
heat flow: flux thermique

holding tank: piege intermédiaire
hurdle rate: taux de rendement

hydrocarbons: hydrocarbures
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improved oil recovery: récupération assistée
des pétroles

internal rate of return: taux de rentabilité
intrinseque

kitchen: cuisine

L

ateral seal: couverture latérale

eak off test: test d'injectivité

evel of organic metamorphism: niveau maxi-
mal de métamorphisme organique

I
leak off pressure: pression de fuite
/
/

liquefied natural gas: gaz naturel liquéfié
liquefied petroleum gas: gaz de pétrole
liquéfié

look back : analyse post-mortem des puits
secs

maximum flooding surface: surface maximale
d’inondation

mobile shales: argiles mobiles

natural gas liquids: liquides de gaz naturel
natural gasoline: liquide rétrograde

net present value: valeur actuelle ou actua-
lisée nette

oceanic anoxic event: événement anoxique
oceanique
oll-water contact: contact eau/huile

outboard delta toe: champ en aval d'un front
deltaique

overburden gradient: gradient d’enfouis-
sement

overpressure: su rpression

petroleum play: theme pétrolier
petroleum system: systeme pétrolier

petroleum system yield: rendement du sys-
teme pétrolier
plays map : carte de thémes pétroliers

pre-stack depth migration: migration en pro-
fondeur avant addition des traces

production sharing contract: contrat de par-
tage de production

R

reserves replacement ratio: taux de rempla-
cement des réserves

saddle: ensellement

sand injectite: injection de sables / injectite
shaling out: argilisation latérale

side tracks: traces géminées

sidewall core: carotte latérale a balles

slim hole: forage a diamétre réduit

source potential index: index de productivité
de la roche-mére

tar mat: tapis de goudron

thermal sulfate reduction: réduction ther-
mique des sulfates

thermic alteration index: index d’altération
thermique

transformation ratio: taux de transformation

transgressive surface: surface basale de
progradation

water cut: pourcentage d'eau dans I'huile ou
le gaz

water density: densité d'aquifere
water washing: lessivage

weld: pieége sur quille de sel

wet gas: gaz humide

wildcat: forage d'exploration

yet to find : ressources pétroliéres restant a
découvrir
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diamonoides 165
diapirisme 75
diapirs 161
diazote 35
dihydrogene 35
dioxyde de carbone 36

direct hydrocarbon indicators
235

discordances 16

discovered ressources
opportunities 249

discovery cost 320
dismutation 167

distillat 5

distillation fractionnée 48
données de subsurface 182
double porosité 75

Dow 20

downlap surface 183

drain 147

drainage (aire de) 150
Drake (Edwin) 6

drill stem test 58, 199, 227
DRO 249

DST 58, 199, 227
dysmigration 94, 148
dysoxiques (conditions) 105

E

early production system 257
eau connée 66
échelles de probabilités 325

EMV 323

encapsulation 119

énergie d'activation 130
enfouissement maximum 186

enhanced oil recovery 252,
316

ensellement 157
enveloppe de phase 72
EOR 316

EPS 257

essence 49

estimated ultimate recovery
315

estimations
de la performance 320
volumétriques 320
éther de pétrole 49
EUR 315
eutrophisation 107
événements
anoxiques 108
plats 235
exinite 110
expected monetary value 323
exploration
extensive 253
frontier 182, 187, 253
intensive 253
mature 183, 189, 198, 253
on trend 253
extrait
de roche 118
pétrolier 22

F
faciés
algaire 111
humique 111
inerte 111
sapropélique 111
facteur volumique 73
faille
de croissance 159
(perméabilité de la) 71
polygonale 76
FCP 85
fenétre
agaz 130,135
a huile 130, 135
de génération 188
d'expulsion 188
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fermeture hydrodynamique
334

Fessenden (Reginald) 15
feux grégeois 3
finding cost 320
fioul
léger 49
lourd 49
FIP 85
FIT 85
fizz-water 197
flat spots 197, 235
flottabilité 61
fluides de forage 220
fluorescence 133
flux thermique 64
FMI 225
foot wall 160
forage 8
a diameétre réduit 24
dévié 223
directionnel 24, 222
dirigé 222
formation
des hydrocarbures 144
integrity test 85
pressure while drilling 227
volume factor 73
fossilisation 94
FPWD 227
frac 24
fractionnement évaporatif 168

fracturation hydraulique 85,
216, 223,318

fracture
closure pressure 85
initiation pressure 85
free water level 70
frontier
(bassin) 91, 229
(exploration) 182, 187, 253
fronts d'hydrates de gaz 240
fullbore formation
micro-imager 225
fusinite 110
FVF 73
FWL 70

G

gamma-ray 224
garniture de forage 214

gas
cap 173

condensate ratio 32, 322
hydrates 38
liquid ratio 32
oil 49
ocil ratio 31,74
stripping 168
while drilling 198
gaz
3 condensat 31, 130, 141
associé 31
associé au charbon 55
avec anneau d'huile 141
biogénique 34
biogénique secondaire 173
de charbon 318
de couverture 31, 141
dissous 31
humide 31, 130
naturel 30
naturel liquéfié 31
non associé 30
sec 30
thermogénique 197
gazole 49
gazoline 34,50
GCR 32,322

generation-accumulation
efficiency 180

generative basin 23

géo-information 242

géologie de subsurface 16

géomatique 242

géomeécanique 85

Geophysical Service inc. 16

géophysique 228

geosteering 24, 236

gilsonite 53

GLR 32

glucides 102

GNL 31

GOR 31,74

GPL 49

gradient
d’'enfouissement 79
de pression 58
hydrodynamique 334
géothermique 64

gravimétrie 15, 229

green fields 315

Gussow (effet) 149

GWD 198

Index

H

hanging wall 160
Haq (Bilal) 23
hauteur

maximale d’hydrocarbures
333

de tilt 72
heat flow unit 64
hélium 35
hémicellulose 102
HFU 64
Higgins (Patilo) 11
Hildreth (Samuel Prescott) 13
holding tank 201
hopanes 27
hopanoides 104
houillification 127
Hubbert (Marion King) 16, 23

(loi de) 80
Hughes Sr (Howard) 10
huile

brute 44

morte 168

de roches-méres 330

extra-lourde 53, 252
hydrates 318

de gaz 38, 117
hydrocarbures 26

a longue chaine 129

aromatiques 28

de roches-méres 21, 24,
318

non conventionnels 252
restant a découvrir 329
hydrodynamisme 16, 334
centrifuge 67
centripete 66, 72
hydrofracturation 82, 85
hydrogéologie 247

imagerie en profondeur 233
improved oil recovery 316
incertitude 323
inclinaison du plan d'eau 334
index
d'altération thermique 133
de production 123, 333

de productivité de la roche-
meére 180, 333

d’hydrogene 123,333
d'oxygene 123,333
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indice
mondial de prix 19
pétrolier de surface 7, 238
TAN 173
indole 38
inertinite 110, 121
ingénierie réservoir 248
injection
de gaz 168
de sables 76
injectites 76
intégrité de rétention 87
intensive (exploration) 253
internal rate of return 257, 323
interprétation
pétrophysique 152
sédimentologique 152
séquentielle 152
intervalle de roche-mére 90
IOR 316
Iraq Petroleum Company 13
IRR 257, 323
iso-alcanes 27

J

JOA 258
Joiner (Dad) 14
joint operating agreement 258

K

kérogéne 75,118, 126, 144
de type | 120, 130
de type Il 120, 130
de type Ill 121, 130, 131
de type IIS 122
de type IS 122
de type IV 121
(formation du) 116
(type de) 119, 124
kérosene 5, 49
kitchen 93, 182

L

lateral seal 155
lead 203, 232
leak off
pressure 85
test 85
Lenoir (Etienne) 8
lessivage 70, 164, 167
par du gaz 168

Levorsen (Arville Irving) 16
LGN 34
lignine 102
lipides 102
liptinite 110
liquide
de gaz naturel 34
rétrograde 31
liquid natural gas 31
lithofacies 16
LNG 31
logging while drilling 225
logs 15
look back 325
LOP 85
LOT 85
LWD 225

M

macéraux 110
macroporosite 146
magnétisme 229
majors companies 10
marge passive 266
marqueurs organiques 132
marteaux de fond de trou 214
matiere organique 104, 107
extractible 193
mature (exploration) 183, 189,
198, 253
maturité (niveau de) 188
maximum flooding surface 183
MDT 199, 227
mercure 38
mesures acoustiques 225
métagenése 127, 130
méthane 117
bactérien 129
biogénique précoce 117
(solubilité du) 145
thermogénique 118
méthode
d’évaluation 313
Rock-Eval 122
tellurique 16
microgravimétrie 229
microporosité 145
migration 90, 196
(calendrier de) 192
primaire 137, 143, 147
secondaire 137, 145, 147
tertiaire 148

transalifere 273

(vitesses de) 148
Milankovitch (cycles de) 112
Minas 47
Mintrop

ball 15

(Ludger) 15
modeles numériques 97
modélisations réservoir 154

modular formation dynamic
tester 199, 227

moment critique 94
moufle 214
mud logging while drilling 225

MWD 225

N

n-alcanes 27
naphta 49
léger 49
naphtalene 28
nappes 65
National Iran Oil Company 20
natural gasoline 31
NCT 80
neutron et densité (outil) 224
Niger (delta du) 264, 279
niveau
d’eau libre 70
de maturité 125
maximal de métamorphisme
organique 132

Nobel 8,9
normal compaction trend 80

NSO 29

(o)

OAE 108

OBG 79

oceanic anoxic event 108
offshore profond 287

oil shales 318

on trend (exploration) 253
OPEP 18

opérateur 258

outboard delta toe 21
outils sismiques de puits 226
overburden gradient 60, 79
overpressure 60

OVP 60

owcC 170

oxygéne 48
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P

paléo-pasteurisation 175
paraffines 5
Paris (bassin de) 264, 291
partenariat pétrolier 258
peak oil 16, 327
pendagemétrie 232
Pennsylvania Rock Oil
Company 5
per
ascensum 142
descensum 142
laterum 142
permafrost 60
perméabilité 69
permis d’'exploration 253
Perrodon (Alain) 23, 90
perte de gaz 168
pétrole 26
brut 25
lampant 2
petroleum
play 93
system yield 180, 209, 329
phase
d'évaluation préliminaire
181
phénanthréne 28
pic
du Rock-Eval 122
pétrolier 16
piegeage 0
pieges
pétroliers 161, 193
anticlinaux 13
de type karstique 161
diagénétiques 162
sur failles 161
pigments 102
pile sédimentaire 90
plateformes 220
autoélévatrices 217
PO 315
point de fuite 157
polarisation (technique

de la) 15
porphyrines 104
porte de I'enfer 6
Posamentier (Henry) 23
post-mortem 325, 327
potentiel 334
hydraulique 16, 63, 149

pétroligéne initial 333
résiduel 125
pouce (regles du) 247
poussée d'Archiméde 61, 81
pouvoir réflecteur 132
PR 132
préservation 91, 164
pression 334
d'entrée capillaire 82
de pore 57,79, 227
de rétention 87
d’hydrocarbure 82, 85
hydrostatique 58
sous-normale 60
vierge 60
pressurisation 61
probabilité d'occurrence 315
procédés EOR 252

production sharing contract
259

profil
de production 250
sismique vertical 226
proppants 23

prospect 24, 203, 232, 244,
253

protéines 101

PRV 188

PSC 259

pseudo-clivages 55

PSV 226

PSY 208, 329

puits 214
d’exploration 257
multi-drains 24

pyridine 38

pyrite 117

pyrobitume 144, 166

pyrolyse Rock-Eval 122

Q

quantité totale d'hydrocarbures
expulsés 333
générés 333

quille de sel 161

quinoléine 38

R

radar 240
slicks 240
radiométrie 22

Index

rapport gaz/huile 144
RCI 199
recondensation 119

réduction thermique des
sulfates 164, 166

réflectance 132
réflexion 15

Régie Autonome des Pétroles
17

régime
de concession 259
de contraintes 78

rendement d'un systéme
pétrolier 208

repeat formation tester 199
reserves replacement ratio 319
réserves 314

1C 316

1P 315

2C 316

2P 315

3C 316

3P 315

(catégories de) 315

possibles 316

probables 316

prouvées 316

SEC 319

reservoir characterization
instrument 199

réservoir 91, 138, 145, 151
intermédiaire diffus 201
(lithologie du) 151
principal 90

résidu carboné 144

résines 53, 126

ressources 314
contingentes 315
non conventionnelles 318
prospectives 315

Reynolds (George) 10

RFT 199

rift 266

risque pétrolier 323

Ro 132

roche-mére 92, 113, 138
(maturité de la) 186
pré-sel 270

Rockefeller (John D.) 7

Rock-Eval 22, 122

Rogers (Henry Darwin) 13
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rotary (forage) 10, 213
Rothschild 9

Royal Dutch Shell 14
RRR 319

S

saddle 157
salinité 66
(variations de) 81
SatEx 140
Saudi Aramco 13
scellement 157
Schlumberger
(Conrad) 15
(groupe) 15
sel 75
sept sceurs 7
seuil d'expulsion 190
SGR 159, 160
shale gouge ratio 159, 160
shaling out 162
Shell 9
shistes bitumineux 318
shungite 115
side tracks 257
sidewall cores 199, 227
sismique
3D 233
4D 237
réflexion 22, 229
réfraction 16
slim hole 24
solubilité 138
soufre 48

source potential index 180,
329,333

spectrométrie de masse 50
SPI 329

spill point 157
sporopollénine 102
Standard Qil 7, 9

Standard Oil of California 11
stéranes 27

stéroides 104

stratégie d'exploration 252

stratigraphie séquentielle 154,
155

structures diapiriques 161
subsurface (géologie de) 228
succeés 325

sulfuration naturelle 119
sulfure d'hydrogéne 37
surfaces

basales de progradation
183

condensées 155
d'ennoiement maximal 183
surpression 60
SWC 199
systeme
convergent 151
d'alimentation commun 90
dispersif 151
drainé 77
générateur 91, 181
générateur mature 90
non drainé 77
pétrolier 23, 89, 91
pétrolier (dynamique du)
158
pétrolier possible 91
pétrolier précambrien 115
pétrolier prouvé 91
spéculatif 91
turbiditique 109

T
table de rotation 214
tanins 102

tar mat 70, 166, 169
taux

d’aromatisation
du kérogéne 134

de remplacement
des réserves 319

de rentabilité intrinséque
257

de sédimentation 109
de transformation 131, 333

de transformation minimum
d'expulsion 205

de transformation utile 205
TCF 17
tectonique 115
télédétection 245
tempeérature
de fond de puits 64
maximale de pyrolyse 133
temps-double 232
teneur en carbone organique

109

Terzaghi (loi de) 79
tests
de production 227
d'injectivité 85
Texas Fuel Company 11
théme pétrolier 90, 93, 157,
245

théorie anticlinale 6, 13
thermal sulfate reduction 37
thermicité 81
thermogénique 34

thermo-sulfato-réduction 37,
166

thief zones 151
thiochimie 38
thiophenes 38
tight oils 24
tilt
amplification factor 334
hydrodynamique 70
torchage 31
Total 13
total acid number 173
tourbiéres 107
traces
géminées 257
sismigues (migration des)
232
transformation ratio 131
transgressive surface 183
trépans 214
TRI 257
tricbnes 214
trilames 214
TSR 37,166
tsunamites 44
TTME 205
TTU 205
tubage 214
enroulé 222
tube guide 216
TVDSS 63

type de kérogene 120, 124,

130

[ 120,130

Il 120, 130

121,130, 131

s 122

IS 122

vV 121
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